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Tesis Sobre: “Estudio de los resultados del cambio de sistema de levantamiento hidráulico 
a electrosumergible en el campo Sacha y definición de criterios para selección de pozos” 
Objetivo General: Estudiar los resultados de los cambios de sistema de levantamiento 
Hidráulico a BES que se han dado en el campo Sacha para definir criterios  de selección de 
pozos en futuros cambios. Problema: Disminución de producción que se ha presentado en 
algunos pozos posterior al cambio de sistema de levantamiento Hidráulico a BES. 
Hipótesis: Una selección idónea de los pozos candidatos a  optimización del SLA lograra 
un incremento en la producción del campo. Marco Referencial: El campo se encuentra 
ubicado en la provincia de Orellana al nororiente de la Región Amazónica del Ecuador. 
Marco Teórico: descripción general del campo Sacha, reseña histórica, ubicación 
geográfica, consideraciones geológicas, caracterización de las zonas productoras, análisis 
del estado actual y las reservas del campo, levantamiento artificial, bombeo hidráulico, 
bombeo electrosumergible, análisis nodal, teoría de análisis de decisiones multicriterio, 
métodos de jerarquización, criterios que afectan la selección de los SLA Marco 
Metodológico: Análisis nodal de los sistemas hidráulico y electrosumergible, revisión del 
historial de producción workover, definir criterios para selección de pozos. Conclusión: 
De los 13 pozos analizados, mediante el cambio de SLA se logro incrementar la 
producción en 7 de ellos, en promedios de entre 50 a 150 BPPD, en los 6 restantes se 
produjo un caída de la producción en promedios de 100 a 150BPPD. Recomendación: En 
futuros cambios de sistema de SLA se recomienda dar preferencia a los pozos ubicados en 
la parte norte del campo, donde las arenas presentan mayor saturación de petróleo. 
 
DESCRIPTORES: 
<CAMPO SACHA> <SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL><ANÁLISIS 
NODAL> <CRITERIOS DE SELECCIÓN DE POZOS> 
 
CATEGORÍAS TEMÁTICAS: <CP-INGENIERÍA EN PETRÓLEOS><CP- ANÁLISIS  








Thesis about: "Study of the results of the replacement of the Hydraulic Pumping System for 
the ESP system in the Sacha field and definition of criteria for selection of wells". General 
Objective: To study the results of the replacement of the Hydraulic Pumping System for the 
ESP system in the Sacha field to define selection criteria for future ALS changes in wells. 
Hypothesis: A suitable selection of candidate wells to a ALS optimization would achieve 
increased production of the field. Reference Framework: The field is located in the 
northeastern of Orellana province in the Amazon Region of Ecuador. Theoretical 
Framework: Overview of the Sacha field, historical review, geographical location, 
geological considerations, characterization of the productive areas, analysis of the current 
situation and the field's reserves. Description of the artificial lift systems available in the 
field, hydraulic pumping system, electric submersible pumping system, nodal analysis, 
multicriteria analysis theory, ranking methods, criteria affecting the selection of ALS. 
Methodological framework: Nodal analysis applied to Electric submersible and hydraulic 
systems, production history and workover history review, define criteria for the selection 
of wells. Conclusion: Of the 13 wells studied, by changing the ALS, a production increase 
was achieved in 7 of them, in values between 50 to 150 BOPD average, in the remaining 6 
wells there was a drop in production in values between 100 to 150BPPD average. 
Recommendation: In future ALS changes is recommended to give higher preference to 
wells located in the northern part of the field, where the sands have higher oil saturation. 
 
DESCRIPTIVE KEYWORDS: <SACHA FIELD> <ARTIFICIAL LIFT SYSTEMS> 
<NODAL ANALYSIS> <SELECTION CRITERIA FOR WELLS> 
 
THEMATIC CATEGORIES: <CP-PETROLEUM ENGINEERING> <CP-NODAL 




SIGLAS Y ABREVIATURAS 
 
  :  Matriz de comparaciones pareadas 
  :   Matriz normalizada de la matriz  A 
AHP:   Analytic Hierarchy Process 
ALS:  Artificial Lift System 
API:  American Petroleum Institute 
BAPD: Barriles de agua por día 
BES:  Bombeo electrosumergible 
BFPD: Barriles de fluido por día 
BH:  Bombeo Hidráulico 
BPPD: Barriles d petróleo por día 
DPP:   Disparos por pie 
ESP:   Electric Submersible Pump 
GOR:   Relación Gas Petróleo 
IA:  índice aleatorio 
IC:  Índice de consistencia 
IP:   Índice de Productividad 
IP(L):   Índice de Productividad de Líquido 
LAG:  Levantamiento Artificial por Gas 
MCDM:  Multiple Criteria Decisión Making 
MTU:  Mobile Testing Unit 




POES:  Petróleo original en sitio 
PPH:   Bombeo Hidráulico 
PPS:   Bombeo electrosumergible 
RI:   Razón de inconsistencia 
S:   Factor de Daño (Skin) 
SLA:   Sistemas de Levantamiento Artificial 
WL:   Wireline 




El mejor mecanismo técnico y económico de producir un pozo de petróleo es por flujo 
natural, por lo general la mayoría de los pozos son capaces de producir de esta manera en 
la primera etapa de su vida; pero, una vez se finaliza esta es necesario seleccionar un 
método de levantamiento Artificial que sea eficiente. 
Para la explotación de un yacimiento existen varios métodos de producción disponibles. 
Para obtener la máxima producción y por lo tanto un gran beneficio económico es 
necesario seleccionar el método de producción óptimo que permita mantener los niveles de 
producción de la manera más rentable posible.  
Los sistemas de levantamiento artificial debido al desgaste que sufren o a cambios en las 
condiciones de operación ven reducida su eficacia con el paso del tiempo, llegando a un 
punto en el que deben ser reparados o reemplazados. Es en este punto donde se debe 
evaluar las alternativas disponibles para continuar la producción del pozo. 
El variado número de métodos de levantamiento artificial disponibles para realizar dicha 
labor con sus respectivas ventajas y desventajas además de las características y 
requerimientos propios de cada uno introduce una cantidad variables a ser consideradas, 




PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
¿Cuáles son los resultados del cambio de sistema de levantamiento hidráulico a 
electrosumergible en el campo Sacha? 
 ENUNCIADO DEL TEMA 
“Estudio de los resultados del cambio de sistema de levantamiento hidráulico a 
electrosumergible en el campo Sacha y definición de criterios para selección de pozos”, 
Junio 2012 
DESCRIPCIÓN DEL PROBLEMA 
A medida que avanza la vida productiva de un reservorio, su comportamiento cambia, esto 
se refleja en el decremento de las tasas de producción, factor de recobro de petróleo y 
disminución de la energía de los pozos para levantar su producción, este déficit energético 
se produce habitualmente cuando la presión del yacimiento se ha agotado por el proceso de 
producción.  
“Las  técnicas de levantamiento artificial se utilizan cuando los yacimientos no cuentan 
con suficiente energía como para producir petróleo o gas en forma natural conduciéndolos 
a la superficie, o cuando los regímenes de producción no son los deseados”1, es decir, 
cuando en un punto de su vida productiva un pozo deja de producir  lo que se esperaba. 
                                            
1
 JAUA, J. (2012). Análisis para la Optimizacion de consumo energéticode Sistemas de Levantamiento 




Más del 90% de los pozos productores de petróleo requieren alguna forma de 
levantamiento artificial. La mayoría de estos pozos se encuentran ubicados en campos 
maduros. En general “los campos son considerados maduros cuando llevan operando más 
de 20 años, muestran una declinación constante en la producción y un recobro de crudo 
cercano al 30%. Estos campos aportan un 70% de la producción mundial.”2 
Debido a que cada vez es menos probable encontrar yacimientos con grandes reservas, es 
importante obtener reservas adicionales de los campos existentes. El aumento de la 
productividad en los campos maduros resultaría en un incremento real de las reservas al 
aumentar el factor de recobro por encima de los valores históricos de 35% para crudos y 
70% para gas. 
“El objetivo básico al aumentar la productividad de los pozos es lograr un aumento en el 
recobro de hidrocarburos, con lo cual se extiende la vida útil del campo y se mejora la 
rentabilidad del mismo”3. Toda vez que estos campos tienen una infraestructura existente, 
no es necesario hacer grandes inversiones en sistemas de tratamiento y transporte que se 
necesitarían en nuevos desarrollos, o adelantar costosas campañas de perforación de 
nuevos pozos. 
Existen varias opciones para aumentar la producción y por ende la recuperación de 
hidrocarburos, cada una con diferentes costos, grado de dificultad y tiempo de respuesta.  
Una de las principales alternativas es la optimización del sistema de levantamiento ya que 
con el paso del tiempo la eficiencia de estos se ve afectada por diversos factores como 
daños de los equipos o aumento en la producción de gas y agua, entre otros. 
El campo Sacha se encuentra en producción desde el año 1969, actualmente es considerado 
un campo maduro, a agosto de 2012 el campo cuenta con 180 pozos productores la 
mayoría de ellos producen por medio de levantamiento artificial, el sistema de 
levantamiento predominante en el campo es BES con 116 pozos, 62 producen con bombeo 
hidráulico, 1 por flujo natural (SACHA-218) y 1 por Bombeo Mecánico (SACHA-123), 
además existen 82 pozos cerrados, 10 abandonados, 6 pozos inyectores y 8 re-inyectores. 
                                            
2
 GIL, EDISON y ALEXANDER CHAMORRO. «Técnicas Recomendadas para el Aumento de la 
Producción en Campos Maduros.» OilProduction.Net (2009). 
3
 GIL, EDISON y ALEXANDER CHAMORRO. «Técnicas Recomendadas para el Aumento de la 
Producción en Campos Maduros.» OilProduction.Net (2009). 
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En el campo existen gran cantidad de pozos que por muchos años han estado produciendo 
por bombeo hidráulico pero debido a su gran potencial de producción se decidió la 
optimización del sistema de levantamiento para aprovechar dicho potencial.  
En los últimos años esta tendencia al cambio de sistema de levantamiento artificial de 
bombeo hidráulico (BH)  a bombeo electrosumergible (BES) ha sido sostenida y acelerada 
llegando a ser actualmente el sistema BES el predominante en el campo. Tan solo en el  
último año a 21 pozos se les ha realizado la optimización del sistema de levantamiento 
artificial por medio de cambio de BH a BES. 
Si bien el bombeo electrosumergible es altamente eficiente para la producción de crudos 
livianos y medianos, “es uno de los métodos de extracción de crudo que exige mayor 
requerimiento de supervisión, análisis y control, a fin de garantizar el adecuado 
comportamiento del sistema.” 4  Esto además de la gran cantidad de pozos que están 
pasando a este sistema sustenta la necesidad de un análisis del desempeño actual de los 
equipos, ya que “el reservorio por su naturaleza cambiante puede presentar condiciones 
diferentes a las condiciones en el diseño inicial, tales como: 
 Producción de sólidos 
 Incremento del GOR 
 Mayor viscosidad de la que se esperaba 
 Valor del índice de productividad menor del que se esperaba 
 Incremento rápido del corte de agua 
 Caída brusca de la presión estática del reservorio 
 Problemas de producción menor a la que esperaban 
 Problemas de corrosión”5  
Entre otras condiciones y problemas que se presentan durante las operaciones con equipos 
BES que pueden llevar a una disminución de la producción esperada y las respectivas 
consecuencias en el aspecto económico. 
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 VARGAS, EDISALIC. «Bombeo Electrosumergible.» (2008). 
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Es indudable la importancia de un seguimiento adecuado de los Sistemas de 
Levantamiento Artificial, por lo tanto, se hace imperante la necesidad de identificar los 
problemas que se presentan para poder tomar decisiones acertadas y en consecuencia una 
eficiente selección, adaptable a las necesidades de nuestros campos petroleros. 
JUSTIFICACIÓN 
 “Las compañías productoras de petróleo y gas realizan continuamente grandes esfuerzos 
por agregar valor a sus corporaciones y mejorar así sus resultados financieros. Estos 
esfuerzos están dirigidos a mediano y largo plazo a maximizar el factor de recobro de los 
yacimientos y a corto plazo a acelerar el recobro de las reservas recuperables”6. 
La Secretaria de Hidrocarburos es la entidad encargada de administrar las aéreas y 
contratos petroleros del país y a fin de asegurar un buen manejo de la producción de los 
campos nacionales, requiere tener información sobre el comportamiento de los sistemas 
BES instalados en el campo Sacha durante los últimos cuatro años y los resultados que ha 
dado esta masiva migración del  sistemas de levantamiento hidráulico a electrosumergible, 
información que permitirá visualizar de mejor manera el problema en estudio y constituirá 
una base para facilitar el análisis de casos similares en otros campos y refinar los criterios 
de evaluación a solicitudes de futuros reacondicionamientos a los pozos de los diferentes 
campos y en particular del campo Sacha. 
El presente estudio permitirá un conocimiento más profundo del área y especialmente del 
desempeño de los sistemas BES en pozos que anteriormente producían con sistema 
hidráulico, ya que se basa en el análisis de los resultados obtenidos en pozos que ya 
efectuaron este cambio, en la comparación del comportamiento de los pozos antes y 
después del cambio y toda la información que se encuentre disponible. 
Es indudable que “la experiencia local y la experticia en la aplicación de tecnología nueva 
o ya existente, ayudan a reducir los costos a la vez que optimizan la producción del campo 
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y con ello la capacidad de procesamiento de los hidrocarburos”7, es aquí donde radica la 
importancia del presente proyecto. 
La selección del sistema de levantamiento electrosumergible está influenciado por diversos 
parámetros presentes en un pozo, en este trabajo serán analizados como criterios de 
selección haciendo uso de una metodología para identificar cuáles de estos criterios 
influyen verdaderamente en el escogimiento de este sistema de levantamiento y de esta 
manera determinar la implementación del mismo o si fuera el caso de otro SLA para una 
explotación óptima y adecuada del campo. 
OBJETIVOS 
Objetivo general 
 Estudiar los resultados de los cambios de sistema de levantamiento Hidráulico a BES 
que se han dado en el campo Sacha para definir criterios  de selección de pozos en 
futuros cambios. 
Objetivos específicos 
 Describir las generalidades del Campo Sacha. 
 Describir el funcionamiento de los sistemas de levantamiento hidráulico y 
electrosumergible (BES). 
 Describir las ventajas, desventajas y limitaciones que presenta cada método en relación 
a la producción de petróleo en el campo Sacha. 
 Analizar los efectos del cambio de sistema de levantamiento artificial (SLA) sobre la 
producción en los pozos seleccionados. 
 Mejorar el entendimiento del comportamiento de los pozos y reservorios del campo 
Sacha. 
 Mediante análisis nodal determinar la situación actual de los pozos estudiados. 
 Estudiar los parámetros que se deben tomar en cuenta para la selección de un SLA. 
                                            
7
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 En base al análisis comparativo del comportamiento antes y después del cambio de 
SLA de los pozos estudiados, describir los criterios más  relevantes a estudiar. 
 Seleccionar una metodología adecuada para el filtrado y jerarquización los criterios 
encontrados. 
 Proponer una lista de criterios que sirvan de base para una mejor selección de pozos 
candidatos a cambio de SLA en el campo Sacha. 
 En base a la lista de criterios propuesta determinar la factibilidad del cambio de SLA 
en un número de pozos a ser estudiados. 
 Realizar el estudio económico de las propuestas de cambio de sistema de 
levantamiento. 
FACTIBILIDAD Y ACCESIBILIDAD 
Es factible realizar el proyecto ya que se dispone del talento humano de los estudiantes 
investigadores y profesores de la FIGEMPA, también se dispone de la bibliografía y 
Webgrafía necesaria para el desarrollo del mismo, además se cuenta con los suficientes 
recursos económicos y el tiempo necesario para su desarrollo. 
 
Es también accesible ya que se cuenta con el apoyo de la Secretaría de Hidrocarburos, 
misma que facilitara el acceso a la información necesaria y también proporcionara ayuda 







“La Secretaría de Hidrocarburos del Ecuador, es la entidad ecuatoriana encargada de 
ejecutar las actividades de suscripción, modificación y administración de áreas y contratos 
petroleros, así como de los recursos hidrocarburíferos del país. Fue creada el 27 de Julio 
del 2010, mediante el artículo 6 de la Ley Reformatoria a la Ley de Hidrocarburos y a la 
Ley Orgánica de Régimen Tributario Interno, publicada en el Suplemento del Registro 
Oficial No. 244”8. 
Misión 
“Estudiar, cuantificar y evaluar el patrimonio hidrocarburífero, promocionarlo, captar 
inversión nacional y/o extranjera; suscribir y administrar, de manera soberana, las áreas y 
contratos hidrocarburíferos, con apego a la ley y a la ética, que contribuya de manera 
sostenida con el buen vivir de los ecuatorianos”9. 
Visión 
“Ser un referente institucional con altos niveles de transparencia, credibilidad y 
confiabilidad, con un talento humano probo e idóneo, que sobre la base de un desarrollo 
tecnológico, le permita ampliar el horizonte hidrocarburífero, revertir su declinación y 
contribuir a satisfacer las necesidades energéticas con producción nacional de 
hidrocarburos”10. 
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9
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En su gestión estará sujeta a los reglamentos que expedirá el Presidente de la República, a 
la Ley de Hidrocarburos. “Para su organización y funcionamiento la Secretaría de 
Hidrocarburos contará con el Reglamento Orgánico Funcional expedido por el Ministro 
Sectorial”11. 
MARCO ÉTICO 
Se respetarán los principios y valores de la Secretaría de Hidrocarburos y se respetará la 
integridad de las personas objeto de la presente investigación. 
MARCO REFERENCIAL 
Generalidades del Campo 
El campo Sacha se encuentra en la provincia de Orellana al nororiente de la región 
Amazónica del Ecuador, es una de las áreas petrolíferas más importantes del país, está 
delimitado al norte por las estructuras Palo Rojo, Eno y Vista, al sur por los campos 
Culebra – Yulebra, al este por los campos Mauro Dávalos Cordero y Shushufindi, y al 
oeste por los campos Pucuna, Paraíso y Huachito” 
En cuanto a producción de hidrocarburos la producción es de 63906 BPPD de 26.5°API y 
un BSW de 48% (Enero 2013). 
Tiene una área total de 136.6 Km
2
  fue descubierta por el Consorcio Texaco-Gulf, en 1969, 
mediante la perforación del pozo exploratorio Sacha-01, el cual alcanza una profundidad 
de 10160 pies, arrojando una producción promedia de 1328 BPPD de 29.9° API y un corte 
de agua (BSW) de 0.1%, provenientes del yacimiento Hollín Inferior. 
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Figura 1. Mapa de Ubicación del campo Sacha 
FUENTE: Archivo Campo Sacha 
La producción del Campo, se inicia en 1972, con una tasa promedia de 29269 BPPD. En el 
mes de noviembre del mismo año, alcanza la máxima producción registrada en el Área 
Sacha, 117591 BPPD en promedio. La producción con altos y bajos se mantuvo por sobre 
los 60000 BPPD hasta el año 1994, en adelante, ha declinado hasta la actualidad, en que su 
producción promedio es de 55000 BPPD. 
Estructura Geológica 
“Estructuralmente constituye un anticlinal asimétrico de bajo relieve fallado al Oeste, con 
su eje principal en dirección NE – SO y su eje secundario bajo un cierre  vertical  contra  la  
pendiente  regional  de  la  cuenca.   
El  Campo  se encuentra cortado por una falla que se origina en el basamento, que 
posiblemente es reactivo en más de una ocasión y que también controló la deposición de 
los sedimentos. Esta falla llega hasta la caliza M-2 con un salto de falla al nivel de la 
Formación Hollín de 10 a 35 pies al Norte, en el centro del Campo 10 pies y al Sur de 20 a 
35 pies. Los  principales yacimientos productores del  Campo  son  Hollín  Superior  e 
Inferior, Napo “T”, Napo “U” y Basal Tena”12.  
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“Una descripción estratigráfica de los principales reservorios del campo se presenta a 
continuación. 
Reservorio Hollín inferior. 
Corresponde al Cretácico inferior, ambiente de depósito fluvial, está constituida por una 
arenisca cuarzosa, parda oscura clara, consolidada, de grano fino, medio y muy fino, 
subredondeada y subangular, presenta una buena selección, matriz y cemento silicio, 
inclusiones locales de carbón, ámbar y caolín. 
Reservorio Hollín superior 
El ambiente de depositación es estuarino. Es una arenisca cuarzosa parda oscura, gris 
oscura o gris verdosa, translúcida, consolidada, dura y de grano muy fino, subredondeada y 
subangular, de una buena selección con una matriz arcillosa, cemento silicio y con 
inclusiones de glauconita y clorita, se encuentra intercalado de lentes de lutita y caliza. 
Presenta buena saturación de hidrocarburos. 
Reservorio Napo “T” 
Corresponde al Albiano superior a inferior. 
 Napo “T” inferior. Este yacimiento es una arenisca cuarzosa, café clara, con 
cemento silicio, de grano medio a fino, localmente grano grueso, con buena 
saturación de hidrocarburos.  
 Napo “T” superior. Es una arenisca cuarzosa, gris, translúcida, grano muy fino a 




Reservorio Napo “U” 
Edad Cenomaniano, está conformado por lutitas y areniscas calcáreas. 
 Napo “U” inferior. Está constituida por una arenisca cuarzosa, de color marrón o 
café clara, de grano fino a  muy fino, selección regular, con cemento silicio. 
Dispone de una buena saturación de hidrocarburos, fluorescencia amarilla – 
blanquecina. 
 Napo “U” superior. Constituida de una arenisca cuarzosa, blanca translúcida, 
transparente, de grano fino a muy fino, matriz calcárea, cemento silicio, inclusiones 
de glauconita y pirita. 
Reservorio Basal Tena  
Corresponde al Maastrichtiano, constituida por areniscas cuarzosas translúcidas, de grano 
medio subangular a subredondeado, con clasificación regular, cemento calcáreo. Presenta 
una buena saturación de hidrocarburos, fluorescencia amarilla – blanquecina. El desarrollo 
de la arena es de forma irregular dando lugar a la formación de estratos lenticulares a lo 
largo de todo el campo. 
El siguiente gráfico muestra una  descripción de la columna estratigráfica generalizada del 
campo Sancha”13. 
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Figura 2. Columna estratigráfica generalizada del campo Sacha 
FUENTE: Archivo Campo Sacha, Dep. de Geociencias 
Características del campo 
“El Campo está integrado por un sistema de fallas de dirección Norte-Sur, las que cortan 
parte del flanco Oeste a lo largo del campo. Posee también un sistema de fallas secundarias 
 14 
 
orientadas en dirección Sureste-Noroeste, que dividen algunos de sus yacimientos en 
compartimentos separados. 
La estructura tiene un ancho de 4 Km al norte y 7 Km aproximadamente al Centro y Sur, 
con una longitud aproximada de 33 Km. Hacia el Este la pendiente estructural se reduce”14. 
Mecanismos de producción 
En la etapa inicial de producción de un reservorio, la producción, se da por la expansión de 
roca y de fluido, debido al diferencial de presión creado con la perforación del pozo 
productor, luego se tiene un estado en el cual el reservorio empieza a estabilizarse, es 
entonces donde se puede determinar cuál es el mecanismo de producción predominante; es 
necesario analizar el comportamiento productivo de los fluidos y presiones. 





El mecanismo de empuje hidráulico o hidrostático, se define como la energía que 
contribuye a la recuperación de petróleo proveniente de un acuífero contiguo a la zona 
de petróleo. La energía del empuje, se debe a la expansión del agua al disminuir la 
presión debido a la producción. 
Empuje por Gas en Solución 
 
El mecanismo de Empuje por Gas en Solución, se da cuando el gas disuelto en el 
petróleo comienza a liberarse, ocasionando que el crudo que contiene este gas también 
salga expulsado. Este tipo de mecanismo se da cuando la presión del yacimiento es 
menor que la presión de burbuja. 
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Mecanismos de Producción de los yacimientos del Área Sacha 
Formación Basal Tena 
“La formación Basal Tena, tiene como principal mecanismo de producción el empuje 
por gas en solución, expansión de la roca y fluido, y empuje parcial de agua, debido a la 
existencia de tres acuíferos laterales: el primer acuífero, empuja desde el Oeste a la 
altura del pozo SAC-08, afectando la parte Norte del Campo; el segundo, es un acuífero 
en la parte Centro-Sur que ayuda al aporte de fluidos y a mantener la presión, y un 
tercer acuífero que afecta la parte Central del campo, presente al Este de la estructura. 
Formación Napo (Arenas “U” y “T”) 
En el Área Sacha, se ha identificado la presencia de acuíferos laterales para los 
yacimientos de la formación Napo. 
La arena “U” Inferior, presenta dos acuíferos laterales, ubicados al Este y Oeste del 
campo en la parte Norte. En la parte Central del Área, el aporte del acuífero es 
insignificante, por tal razón, la presión sufre una declinación importante en esta zona. 
En la arena “T” Inferior, existe un acuífero lateral al Nor-Este del campo, afectando en 
mayor grado a la parte Norte. 
El empuje por Gas en Solución, es el principal mecanismo de producción de las arenas 
Napo “U” y Napo “T”, por tal razón, se observa que los pozos productores de estas 
arenas presentan valores de GOR altos y con cortes de agua bajos. 
 
Formación Hollín 
En la formación Hollín, se tiene la influencia de dos acuíferos; el primero, un acuífero 
lateral para la formación Hollín Superior, que está conectado en los flancos occidental y 
oriental del campo; y el segundo, un acuífero activo de fondo para la formación Hollín 
Inferior, debido a la acción de este acuífero, la presión en el reservorio permanece 
prácticamente constante con el tiempo, y la producción de agua de los pozos 
productores pertenecientes a esta arena es alta. 
El acuífero presente en la formación Hollín Inferior, es de tipo artesiano, que presenta 
un afloramiento en superficie y se recarga constantemente en la cordillera. 
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Adicional al mecanismo de producción por intrusión de agua, se encuentra presente la 
expansión de la roca y los fluidos, sin embargo, debido a que la caída de presión es muy 
baja, y que la expansión de la roca y los fluidos está directamente relacionada con la 
caída de presión, este mecanismo de producción es despreciable”15. 
Propiedades de la roca 
Los yacimientos del Campo Sacha corresponden a tres formaciones claramente 
identificadas que son: 
 La Formación Tena con una sola arena productora: Basal Tena. 
 La Formación Napo que se divide en dos arenas productoras: Napo “T” y Napo 
“U”. 
 La Formación Hollín que se divide en dos areniscas productoras: Hollín Principal y 
Hollín Superior. 
Las características y propiedades promedias de estas rocas productoras, se detallan en la 
siguiente tabla: 











































































































Fuente: Departamento de Geociencias - SHE 
Elaborador por: Jorge Guerrón - Danny Robalino 
                                            
15
 DEPARTAMENTO DE GEOCIENCIAS. Secretaria de Hidrocarburos 
 17 
 
Propiedades del fluido 















Presión Inicial, Pi (psi) 4450 4450 4146 4054 3587 
Presión de Burbuja, Pb (psi) 550 78 1310 1170 807 












Factor volumétrico inicial de 































































Contenido de azufre, (%) 1.1 0.4 0.9 1.2 - 
























Compresibilidad del petróleo, 
c  , (x 10











Fuente: Departamento de Geociencias - SHE 
Elaborador por: Jorge Guerrón – Danny Robalino 
Reservas 
“Reservas son volúmenes de hidrocarburos existentes en un yacimiento que son factibles 
de recuperación”16 a lo largo de su vida útil, y por lo tanto, es importante calcular y 
analizar el comportamiento de drenaje de los reservorios frente al Área limitada por los 
mismos. 
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  PETROECUADOR (2001). Glosario de la Industria Hidrocarburífero  
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Petróleo Original en Sitio (POES) 
“Es la cantidad estimada de barriles de petróleo crudo existente en depósitos que están 
produciendo, depósitos que no están en producción pero de los cuales hay datos de 
reservas y depósitos que se han agotado, antes de cualquier producción se define como 
petróleo original en sitio”17 
En el Área Sacha, el Petróleo Original en Sitio (POES) total calculado es de 3501 millones 
de  barriles  (Tabla 3),  los  cuales están  distribuidos de  la  siguiente manera: 
 En la formación Hollín con el 61.05% 
 En la Formación Napo (“U” y “T”) con el 35.59%, y 
 En la Formación Basal Tena con el 3.36%. 
Reservas Probadas 
“Las reservas probadas son las cantidades de petróleo que, por análisis de datos de 
geología e ingeniería, pueden ser estimadas con "razonable certeza" que serán recuperables 
comercialmente, a partir de una fecha dada, de reservorios conocidos y bajo las actuales 
condiciones económicas, métodos de operación y regulaciones”18.  
Son volumen de hidrocarburos contenido en los yacimientos, los cuales han sido 
constatados mediante pruebas de producción, que, según la información geológica y de 
ingeniería de yacimientos, pueden ser producidos comercialmente; es decir, hay pruebas de 
producción que me indica, que ese petróleo está ahí con una curva de declinación de 
producción.  
Existen varias técnicas para determinar reservas entre las cuales tenemos: 
 Método Volumétrico. 
 Curvas de Declinación de la producción. 
 Balance de Materiales 
 Simulación matemática, entre otros. 
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  CONSIDINE, D. (1977). Energy Technology Handbook. McGraw-Hill Companies 
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Para determinar el volumen recuperable de hidrocarburo, se utiliza la siguiente ecuación: 
                            
Donde:  
POES:  Petróleo Original en Sitio 
FR:  Factor de Recobro 
 
Se puede decir que las Reservas Probadas son una fracción del POES. 
Las reservas probadas se han estimado en 1205 millones de barriles (Tabla 3) con un factor 
de recobro promedio de 34.42 %. 
Reservas Probables 
Son “Volúmenes contenidos en áreas donde la información geológica y de ingeniería 
indica, desde el punto de vista de su recuperación, un grado menor de certeza comparado 
con el de las reservas probadas”19. Al decir un grado menor de certeza, se refiere, a lo 
mejor que ya no estoy produciendo de ahí; pero hay unos parámetros que me indica, que si 
puede haber este petróleo y que si lo puedo producir. 
Reservas Remanentes 
Volúmenes de petróleo crudo, bitumen, gas natural, condensado natural, recuperables que 
aún no han sido extraídos del yacimiento para el momento que se hace la estimación. En la 
práctica resulta de restar el volumen extraído (producción acumulada) del volumen 
estimado originalmente. 
Reservas Actuales del Área Sacha 
El Área Sacha, es una de las áreas hidrocarburíferas más grandes e importantes del país, 
tanto por sus reservas y producción. El Área, tiene un Petróleo Original en Sitio (POES) de 
3501 millones de barriles, reservas probadas de 1205 millones de barriles y reservas 
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 SOCIETY OF PETROLEUM ENGINEERS. (1996). Petroleum Reserves & Resources Definitions. 
Journal of Petroleum Technology 
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remanentes de 430 millones de barriles. En la Tabla 3, se proporciona información 
detallada del POES, factores de recobro, reservas probadas, producción acumulada y 
reservas remanentes para cada yacimiento. 
Tabla 3. Reservas del Campo Sacha 
 









































Napo U 762,615,924 39,92 13,44 304,436,277 201,542,353 102,893,924 
Napo T 483,325,941 38,26 8,56 184,920,505 90,072,205 94,848,300 
Hollín 2,137,516,953 32,23 11,53 691,059,231 465,097,737 225,961,494 
TOTAL 3,501,144,484 - - 1,204,943,113 775,162,896 429,780,217 
Fuente: Secretaría de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerrón – Danny Robalino 
Estaciones de producción del campo sacha 
El Campo Sacha dispone de cuatro estaciones, las cuales  se encargan de recolectar y 
procesar la producción de los pozos del campo y son las siguientes. 
 
 Estación Sacha Norte 2 
 Estación Sacha Norte 1 
 Estación Sacha Central 
 Estación Sacha Sur 
 
El campo sacha ha implementado levantamiento artificial utilizando un sistema de fluido 
motriz abierto, en donde las instalaciones tienen la capacidad suficiente como para 
procesar la cantidad de fluido igual a la suma de petróleo motriz inyectado más el petróleo 
producido total. 
La secuencia de operaciones en el bombeo hidráulico comienza con el petróleo motriz que 
fluye desde la salida del tanque de estabilización (surge tank), luego: 
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 Pasa a través de bombas reforzadoras (BOOSTERS) a diesel o eléctricas, hacia la 
succión de las bombas: AJAX, WAUKESHA o TURBINAS, según sea el caso para 
cada estación. Normalmente la presión en el sistema de fluido motriz en la salida de 
las bombas es de aproximadamente 3750 psi a 3800 psi, desde aquí el petróleo 
motriz sale a la presión del sistema. 
 La presión se distribuye a lo largo de las líneas centrales de poder, 8 y 8 1/4 
pulgadas, en ellas el petróleo motriz se distribuye a los diferentes pozos por 
tuberías individuales de diámetros de 3 y 2 3/8 de pulgada. 
 El caudal de los es controlada por medio de una válvula reguladora de flujo o VRF 
instalada en la línea cercana a cada pozo. 
 Luego el petróleo motriz más la producción del pozo se dirige a la estación de 
producción por una línea de flujo de 6 ó 4 1/2 pulgadas hacia el manifold para 
continuar con la secuencia de tratamiento hasta llegar nuevamente al tanque de 
estabilización. 
Tabla 4. Clasificación de tanques y separadores por estación de producción 
ESTACIÓN 
TANQUES CAPACIDAD SEPARADORES CAPACIDAD 
TIPO NORMAL OPERATIVA TIPO # UNIDAD BARRILES 
SACHA 
NORTE 2 
Lavado 12590 10850 Produccion 1 10000 
Surgnecia 15129 14112 
Produccion 1 15000 
Produccion Freewater 52000 
Prueba 1 10000 
SACHA 
NORTE 1 
Lavado 105880 97053 Produccion 3 35000 
Surgnecia 70580 52939 
Produccion 1 60000 
Produccion Freewater 31500 
Prueba 2 10000 
SACHA 
CENTRAL 
Lavado 66462 - Produccion 3 35000 
Surgencia 39172 19566 Produccion 2 60000 
Oleoducto 1 161105 11145 
Prueba 2 10000 
Oleoducto 2 1000000 90000 
SACHA 
SUR 












Surgencia 246000 18500 Prueba 2 10000 
Fuente: Secretaría de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerrón – Danny Robalino 
Tabla 5. Equipos de la planta de tratamiento 





Floculacion 700 2 
Flotacion 1500 2 
Reposo 300 1 
Lodos 200 1 
Lodos 5000 1 
Fuente: Secretaría de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerrón – Danny Robalino 
Tabla 6. Equipos de la planta de inyección 
PLANTA DE INYECCIÓN DE AGUA 
TIPO CAPACIDAD UNIDAD 




Tanques de floculación 700Bls c/u 2 
Tanques de flotación 1500Bls c/u 2 
Tanques de reposo 300Bls c/u 1 
 Fuente: Secretaría de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerrón – Danny Robalino 
A continuación se menciona de manera general los equipos y facilidades que en superficie 
posibilitan receptar y procesar la producción de crudo de las diferentes estaciones de 
producción en orden de norte a sur. 
Estación sacha norte 2 
La estación Sacha Norte 2 está ubicada en las siguientes coordenadas geográficas, 
latitud 0° 13' 9.923'' Sur y longitud 76° 50' 32.92598" Oeste, encargada de receptar y 
tratar el crudo producido por los 46  pozos productores, y direccionar el gas producido 
en la etapa de separación hacia los mecheros de la referida estación, para lo cual cuenta 
con instalaciones en superficie totalmente equipadas tal como separadores de 
producción, separadores de prueba con instrumentación para el sistema SCADA, 
desgasificadores, tanques de lavado, tanques de surgencia, medidores de BSW, gabinete 
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de comunicaciones, y todo lo necesario y pertinente para optimizar y procesar la 
producción, así también tiene la capacidad para manejar el agua de formación producida 
mediante un sistema cerrado de inyección y reinyección de agua. 
 
Estación sacha norte 1 
 
La estación Sacha Norte 1 está ubicada en las siguientes coordenadas geográficas, 
latitud 0° 18' 26.533'' Sur y longitud 76° 51' 26.69756" Oeste, cuya función es receptar 
y tratar el crudo producido por 45 pozos productores para luego ser enviado a la 
estación Sacha Central, el agua de formación producida también tiene como destino 
final la estación de producción mencionada; a diferencia de la anterior estación, a más 
de direccionar el gas producido en la etapa de separación hacia los mecheros, utiliza un 
porcentaje de esta  producción para el sistema Power Oil como combustible, para lo 
cual cuenta con instalaciones en superficie totalmente equipadas tal como separadores 
de producción uno de ellos esta automatizado, separadores de prueba con 
instrumentación para el sistema SCADA, desgasificadores, tanques de lavado, tanques 
de surgencia, medidores de BSW, gabinete de comunicaciones, bombas de inyección , 
una unidad de tratamiento de agua, etc. 
 
Estación sacha central 
 
La estación Sacha Central está ubicada en las siguientes coordenadas geográficas, 
latitud 0° 19' 23.613'' Sur y longitud 76° 52' 30.41101" Oeste, recepta y trata el crudo 
producido por los 27 pozos productores de esta estación y de las estaciones: Sacha 
Norte 1, Sacha Sur y del Campo Pucuna. El agua de formación producida es enviada a 
la estación de producción Sacha Sur; a más de quemar en los mecheros el gas producido 
en la etapa de separación, utiliza un porcentaje de esta producción para el sistema Power 
Oil. 
 
Estación sacha sur 
 
La estación Sacha Central está ubicada en las siguientes coordenadas geográficas, 
latitud 0° 22' 16.733'' Sur y longitud 76° 52' 48.12256" Oeste, recepta y trata el crudo 
producido por los 62  pozos productores de esta estación. El agua de formación 
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producida por esta estación y la que es enviada desde la Estación Central es receptada 
por las facilidades pertinentes y adecuadas para la reinyección de la misma, a más de 
quemar en los mecheros el gas producido en la etapa de separación, utiliza un 
porcentaje de esta producción para el sistema Power Oil. 
Comportamiento del avance de agua 
La descripción del avance de agua para las arenas productoras del Área en estudio y los 
porcentajes de So, se hacen en referencia a los mapas de saturaciones de la última 
simulación del Área Sacha disponible (marzo de 2011). Anexos A, B y C. 
Estación Sacha Norte 2 
Arena “U” 
En esta parte del campo, la arena “U” en su mayor parte presenta un rango de So entre 
70% y 80% (incluyendo a la mayoría de los pozos), debido a que no se manifiesta 
influencia de acuíferos o de la inyección de agua proveniente de pozos inyectores. 
Arena “T” 
En esta parte del campo, la arena “T” presenta un rango de So entre 50% y 60%, de 
igual manera como se menciona para la arena “U”, en esta parte del campo, no se tiene 
influencia de acuíferos o de inyección de agua. 
Arena “Hollín” 
En esta parte del campo, la arena “Hollín” presenta un rango de So entre el 40% al 80%. 
Los pozos ubicados al Sur de esta estación, presentan So menores al 40%. 
Los pozos que se encuentran ubicados al Norte de esta estación, presentan mayores So 
(entre 60% y 80%). 
La invasión de agua en la arena “Hollín”, tiene un avance desde el Sur hacia el Norte, 
en esta parte del campo. 
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Estación Sacha Norte 1 
Arena “U” 
En esta parte del campo, la arena “U”, se ve afectada por la influencia de los pozos 
inyectores, tanto al Este como al Oeste. 
Al Oeste, los pozos tienen So entre 30% y 40%, afectados por la inyección proveniente 
del inyector No.1 (SAC-48). 
Al Este, los pozos inyectores No.3 (SAC-76) y No.4 (SAC-105), han inundado de Este 
a Oeste, una parte considerable de la arena “U” en esta parte del campo, dando como 
resultado una So entre 25% y 45%. 
El pozo SAC-8 tiene So entre el 70% y 80%, debido a que no tienen influencia de los 
pozos inyectores. 
Arena “T” 
En esta parte del campo, la arena “T” tiene mayor invasión de agua en la parte Este, 
cuyo avance es en dirección Nor-Este a Sur-Oeste. 
Al Este, los pozos inyectores No.3 (SAC-76) y No.4 (SAC-105), afectan esta zona con 
So entre el 20% y 30%. 
Al Oeste, el pozo inyector No.1 (SAC-48), tiene una influencia muy pequeña, afectando 
esta zona con una So del 30%. 
La parte Oeste, no es afectada por invasión de agua, por lo que se tiene So del 60%. 
Arena “Hollín” 
En esta parte del campo, se observa que los acuíferos afectan en mayor medida la parte 
Oeste del campo, cuyo avance tiene dirección de Oeste a Este. 
En la parte Oeste, se tienen So menores al 50%, debido a la influencia de acuíferos. En 
la parte Este, se tienen So mayores al 60%. 
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Estación Sacha Central 
Arena “U” 
En esta parte del campo, la arena “U”, se ve afectada por la influencia de los pozos 
inyectores ubicados al Este. La parte Oeste no es afectada por la inyección de agua. La 
dirección del avance de agua es de Este a Oeste. 
Al Este, el pozo inyector No.4 (SAC-105), inyector No.5 (SAC-5) e inyector No.6 
(SAC-90), han inundado de Este a Oeste, una parte considerable de la arena “U” en esta 
parte del campo, afectando principalmente  con So entre 25% y 40%. 
Las mayores So se presentan al Oeste de la estación con valores de  entre 70% y 80%. 
 Arena “T” 
En esta parte del campo, existe poca influencia de los pozos inyectores, afectando una 
pequeña parte del Este de la arena “T”. 
El pozo SAC-54, ubicado al Este, es afectado por la influencia de los pozos inyectores, 
con una So del 30%. 
En la parte Central de campo, los pozos ubicados al Oeste de la arena “T”, no son 
afectados por la inyección de agua, por lo que presentan So mayores al 60%. 
Arena “Hollín”  
En la parte Central del campo, se observa que los acuíferos han afectado la mayor parte 
de la arena “Hollín”; el avance de agua va desde el Oeste hacia el Este con una So 
menores a 40%. 
Estación Sacha Sur 
Arena “U” 
En esta parte del campo, la arena “U” tiene bajas So, especialmente en la parte Nor-
Este, debido a la influencia de la inyección de agua. 
La inyección de agua, proveniente del pozo inyector No.6 (SAC-90), avanza hacia el 
Oeste y al Sur, afectando principalmente a los pozos ubicados al Nor-Este de esta 
estación, cuyas So son menores al 40%. 
La inyección de agua no tiene influencia en pozos localizados al Oeste y al Sur. En 




En esta parte del campo, la arena “T” no tiene influencia de inyección de agua. El pozo 
inyector más cercano (inyector No.6), inyecta agua a la arena “U”. 
Arena “Hollín” 
La parte Norte de esta estación, es afectada por la influencia de los acuíferos, afectando 
a los pozos con So menores al 50%.  
Los pozos ubicados al Sur, tienen So mayores al 70%. En esta parte del campo, el 





TIPO DE ESTUDIO 
El presente estudio es de carácter exploratorio, transversal y prospectivo apoyado en una 
investigación bibliográfica y datos de campo. 
Siguiendo los lineamientos establecidos por la Dirección General de Investigación y 
Postgrado de la Universidad Central del Ecuador para la elaboración de Trabajos de Grado 
de Tercer Nivel, la modalidad de investigación seleccionada, es la de investigación 
Documental Bibliográfica, entendiéndose por esto: “El estudio de problemas con el 
propósito de ampliar y profundizar el conocimiento de su naturaleza, con apoyo 
principalmente, en fuentes bibliográficas, documentales y estadísticas. La originalidad del 
estudio se refleja en el enfoque, criterios, conceptualizaciones, conclusiones, 
recomendaciones y en general en el pensamiento de los  autores” 20 
Es de carácter prospectivo debido a que los resultados provenientes de este estudio servirán 
como base  para futuros estudios o proyectos a realizarse ya sea en el mismo campo o en 
campos similares. 
Además es explicativo, ya que busca responder a las incertidumbres sobre los efectos del 
cambio de sistema de levantamiento en el campo Sacha. 
Será transversal ya que durará de Junio 2011 a Diciembre 2012. 
                                            
20
 UCE (2012) Instructivo para la Elaboración de Trabajos de grado de Tercer Nivel 
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UNIVERSO Y MUESTRA 
En los últimos 4 años a 30 pozos del Campo Sacha se les realizo el cambio de sistema de 
hidráulico a electrosumergible (BES) estos constituyen el universo de de este estudio, de 
los cuales se analizará a 4 pozos, que conforman la muestra del mismo. 
MÉTODOS Y TÉCNICAS 
Inicialmente el estudio se basará en datos bibliográficos sobre las bases teóricas del 
funcionamiento de cada uno de los sistemas de levantamiento artificial. 
El estudio se basara también en los datos disponibles de registros eléctricos, petrofísicos, 
PVT’s, datos de completación e historiales de producción y workover de los pozos 
estudiados. 
RECOLECCIÓN DE DATOS 
La recolección de los datos de registros eléctricos, de perforación y completación  del 
pozo, datos de producción,  workover, propiedades de los fluidos, así como de datos 
petrofísicos que se disponga, se la realizará en la Secretaría de Hidrocarburos. 
ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN  
El análisis de los datos se lo realizara mediante la elaboración de tablas, cuadros y gráficos 
pertinentes además se hará uso del software especializado en análisis nodal PIPESIM 
(2008) desarrollado por la empresa Schlumberger, se aplicará esta técnica  a fin de 
encontrar la curva de rendimiento real de los pozos. 
Se elaborara también una matriz de comparación para la ponderación y jerarquización de 
los criterios encontrados, que permitirá determinar la sensibilidad de las variables más 





LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL  
El levantamiento artificial trabaja de dos formas básicas, ya sea disminuyendo la densidad 
del fluido que se produce o añadiendo una energía extra en el pozo. Las técnicas más 
comunes incluyen la inyección de gas o Gas Lift (También llamada Bombeo Neumático), 
el Bombeo Mecánico (BM), Hidráulico (BH) y las Bombas Electrosumergible (BES). 
En el campo Sacha actualmente ya no se emplea el levantamiento artificial por gas (Gas 
Lift) por lo que no se analizara en el presente estudio. 
Los sistemas de levantamiento más relevantes para este trabajo son el sistema 
electrosumergible e hidráulico, por lo que solamente estos serán descritos más 
profundamente. 
BOMBEO MECÁNICO 
Este método emplea una bomba de desplazamiento alternativo que se encuentra situada en 
el fondo del pozo para levantar los fluidos, con un arreglo en el cual un balancín le imparte 
un movimiento reciprocante a una sarta de cabillas que están conectadas al pistón de la 
bomba que permite, en el instante de su ascenso, la entrada de fluido a una cámara de 
bombeo mediante una válvula fija y luego lo obliga a salir por la descarga de la bomba 
para ser llevado a la superficie. 
 Las características de este sistema son: 
 Profundidad promedio ± 5000 ft. 
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 Tasa de producción (Q) 100-200 BPPD 
 Índice de producción (IP) ≤ 1.5 BPPD/PSI 
 Presión de fondo fluyente (Pwf) ± 600 PSI 
 Relación gas petróleo (GOR) < 200 Scf/STB 
 Tipo de crudo (API) > 25º 
Este sistema se puede usar a profundidades mayores a 5000 ft con la condición que los 
niveles dinámicos de fluidos (ND) sean altos. 
El funcionamiento del sistema de varillas, a través del movimiento del equipo de bombeo 
superficial se origina en superficie y se transmite a la bomba de subsuelo por medio de las 
cabillas de succión; acondicionando la bomba de subsuelo y desplazando el fluido a 
superficie. 
 
Figura 3.  Sistema de levantamiento Mecánico 





El principio fundamental en el que se basa el bombeo hidráulico es la ley de Pascal, que 
indica: “la presión aplicada en cualquier punto sobre un líquido contenido en un recipiente 
se transmite con igual intensidad a cada porción del líquido y a las paredes del recipiente 
que lo contiene". El uso de este principio permite transmitir la presión desde un sistema 
superficial central a través de una tubería llena de líquido a cualquier número de puntos 
debajo de la superficie en un pozo.  
El líquido presurizado conocido como fluido motriz, es enviado a la bomba instalada en el 
fondo del pozo, a través de una tubería, una bomba es una máquina hidráulica que 
transforma la energía con la que es accionada en energía hidráulica del fluido que mueve. 
Al incrementar la energía del fluido, se aumenta su presión, su velocidad o su altura, todas 
ellas relacionadas según el principio de Bernoulli. Es decir la bomba se utiliza para 
incrementar la presión del fluido producido añadiendo energía al sistema hidráulico, para 
mover el fluido de una zona de menor presión o altitud a otra de mayor presión o altitud 
Fluido Motriz 
Los fluidos empleados con más frecuencia son agua o crudos livianos provenientes del 
pozo, pero todo depende de las condiciones del mismo. Por condiciones ambientales y de 
seguridad es preferible utilizar agua. Sin embargo, cuando se usan crudos livianos, es 
posible diluir los crudos pesados y extrapesados del fondo del pozo, disminuyendo su 
viscosidad. La inyección del fluido de potencia requiere de un sistema hidráulico instalado 
en superficie, que posee un equipo de tratamiento para eliminar el gas y los sólidos 
indeseados que se encuentren en el fluido a ser inyectado. Es recomendable tratar fluidos 
que se utilizan como fluido motriz, el objetivo de tratar el fluido es mejorar la vida util de 
equipos de fondo y superficie. Adicionalmente se intenta hacer una separación de aceite y 
agua para seleccionar el fluido motriz más adecuado para las condiciones específicas.  




Tabla 7. Características del fluido motriz ideal 
Características ideales del fluido Motriz 
API 29 
SG 0,88 
Agua (%volumen) 0,1 
Contenido de Sedimentos (%Peso) 0,012 
Contenido de Sedimentos (%volumen) 0,0052 
BSW 0,1 
Contenido Sales (Lb/1000Bls) 8,8 
Contenido de Azufre (%Peso) 0,723 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
FUENTE: Bradley, H. B. Petroleum Engineering Handbook. SPE 1992 
Cuando existe el riesgo de producirse problemas de corrosión, depositación de asfaltenos, 
parafinas y la formación de emulsiones, se debe de acondicionar el fluido motriz con una 
serie de aditivos que eviten que estos fenómenos deterioren partes del sistema y por ende 
disminuya la producción. 
Para esto se inyecta los siguientes aditivos en determinados puntos del sistema: 
 Inhibidor de corrosión (aprox. 10 m De la descarga de la bomba con una 
concentración de 20ppm). 
 Dispersante de sólidos (Aprox. 5 m de la descarga de la bomba con unos 20 ppm). 
 Antiescala en la succión del tanque de reposo con una concentración de 20 ppm. 
Estos aditivos inyectados al fluido motriz actúan de la siguiente manera. El inhibidor de 
Corrosión y el Dispersante se mezclan y reaccionan, formando una superficie tenso activa 
(especie de espuma de jabón), esta espuma circula por todo el sistema “Power OIL” 
(tubería de inyección, producción, bombas de superficie, subsuelo, tubing, casing, etc) 
protegiéndolo de la corrosión y evitando que los sólidos que lleva el fluido de retorno 
(inyección + producción) se precipiten y obstruyan la tubería y la bomba de subsuelo.  
El antiescala forma una especie de películas a largo de la tubería evitando que el carbonato 
de calcio (escala) se pegue a las paredes de las misma y reduzca el diámetro de la tubería 
de producción (retorno), además, este químico es el que desplaza la fase espumosa que 
forman los dos primeros. 
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La inyección de demulsificantes se lo hace de manera directa a pozos con problemas de 
emulsión, inyectando el químico desde la locación a la línea de flujo. 
Sistemas de operación 
Existen básicamente dos sistemas de operación  dentro del bombeo hidráulico: siendo el 
sistema de Fluido motriz abierto y el sistema de fluido motriz cerrado. 
Sistema de Fluido motriz abierto 
La aplicación de este sistema es la más sencilla y económica. En este sistema, el fluido 
motriz retorna a la superficie mezclado con el petróleo producido, ya sea por la tubería de 
descarga o por el espacio anular de las tuberías de revestimiento, producción o inyección, 
dependiendo del equipo de fondo que se tenga. La aplicación de este sistema presenta 
varias ventajas como: la adición de fluido motriz limpio en pozos que contienen alto 
porcentaje de agua salada, con lo que se reduce dicho porcentaje y por lo tanto disminuye 
el efecto de corrosión. Así mismo, la adición de petróleo ligero puede reducir la viscosidad 
en pozos productores de petróleo pesado. 
Sistema de Fluido motriz cerrado 
Este sistema es el método más completo que existe en la actualidad, en el cual, el fluido 
motriz retorna a la superficie, independientemente del petróleo producido, fluyendo 
nuevamente hasta el tanque de almacenamiento y formando un circuito cerrado. Esto se 
logra por medio de una tubería adicional que va alojada en un dispositivo mecánico 
llamado “Cámara de Fondo”, instalado en el fondo del pozo. 
En este sistema se utiliza un elemento de empaque en la unidad de bombeo, que permite 
aislar el fluido motriz del producido. Las principales ventajas son: la medición exacta de 
los fluidos producidos por el pozo y la determinación del desgaste sufrido por la unidad de 
bombeo al incrementarse el volumen de fluido motriz utilizado en la lubricación de los 
pistones; esto último facilita   la programación del mantenimiento de estas unidades.  
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Elementos de superficie 
Tubería de alta y baja presión. 
Utilizadas para la conducción del fluido motriz hasta el pozo, y el retorno de la  mezcla 
hasta la estación. La tubería de alta presión soporta hasta 5000 psi, mientras las tuberías de 
baja presión tienen márgenes de resistencia menores (500–800 Psi). 
Unidad de potencia 
La potencia que requiere el sistema para la inyección del fluido motriz, es proporcionada 
por una unidad constituida por una bomba reciprocante del tipo triplex o quintuplex, 
accionada por un motor eléctrico o de combustión interna. 
Cabezal de distribución o Manifold 
El fluido que proviene de la bomba superficial, es regulado mediante los dispositivos 
localizados en el conjunto denominado “cabezal de distribución o manifold”. Los 
cabezales están provistos de medidores de desplazamiento positivo que permiten 
determinar el volumen de fluido motriz inyectado, con lo que se puede calcular la 
eficiencia de operación de las unidades de bombeo. Se tienen además, válvulas reguladoras 
de flujo, o bien válvulas reguladoras de presión; las primeras controlan el volumen del 
fluido motriz inyectado, sin importar la presión de operación que se tenga, y las segundas 
permiten controlar automáticamente dicha presión de operación. 
Cabezal de pozo 
Todo pozo posee un cabezal, dentro del bombeo hidráulico los cabezales de pozo tienen el 
mismo sistema de funcionamiento. 
El cabezal de pozo posee una válvula MASTER, que está conectada directamente con la 
sarta de la tubería (tubing) y la tubería de revestimiento (casing), con las líneas de 
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inyección y producción, por lo tanto pilotea el movimiento de cualquier fluido (motriz o 
retorno) en cualquier sentido dentro del pozo. 
 
Figura 4. Equipo de Superficie para  Bombeo Hidráulico 
FUENTE: Bradley, H. B. Petroleum Engineering Handbook. SPE 1992 
 
Elementos de fondo 
Cavidad 
Es un conjunto de extensiones, camisas y acoples con agujeros dispuestos de manera 
especial para determinado tipo de bomba (pistón o jet). En el interior de la cavidad se aloja 
la bomba. 
Válvula de pie (Standing Valve) 
Son necesarios en sistemas abiertos para crear el efecto “U” y prevenir que el líquido que 




En este tipo de instalaciones la unidad de bombeo no está conectada a ninguna de las 
tuberías, por lo que puede ser asentada por circulación del fluido motriz y desasentada por 
circulación inversa 
Camisas 
Son herramientas que van colocadas directamente en el intervalo de la zona o arena 
productora y que tiene como objetivo permitir que solo el fluido de la zona o arena en que 
dicho elemento se encuentra ingrese a través de él y llegue hasta la cavidad; estas 
herramientas tienen la particularidad de abrirse o cerrarse con la ayuda de una herramienta 
auxiliar llamada “Shifting tool” 
Bombeo hidráulico tipo pistón 
Generalidades 
En este tipo de bombeo se inyecta el fluido motriz, accionando los pistones tanto del motor 
como de la bomba, instalada abajo del nivel de trabajo del fluido producido por el pozo. La 
bomba tipo pistón es la bomba hidráulica de fondo más común utilizada, que consiste de 
un grupo de pistones reciprocantes acoplados, uno accionado por la presión del fluido 
motriz, el pistón motor y que transmite el movimiento al otro pistón que bombea los 
fluidos del pozo hacia la superficie, el pistón bomba. 
Operación de la bomba tipo pistón. 
La operación general de esta unidad puede ser descrita de la siguiente manera: el fluido 
motriz entra a la unidad por la parte superior hasta un extremo del cilindro motriz, 
forzando al pistón hacia el otro extremo; cuando el pistón termina su carrera, la válvula 
motriz, accionada por la varilla de la válvula, cambia automáticamente el sentido del fluido 
motriz, de tal forma que envía a éste a un extremo del cilindro y permite la salida por el 
 38 
 
otro extremo y así en forma alternativa. Este movimiento es transmitido al pistón de 
producción, desplazando al fluido producido de la formación, que entra por la parte 
inferior de la sección de producción, tal como se muestra en la figura. 
 
Figura 5. Operación bombeo Hidráulico tipo pistón 
FUENTE: Nomenclatura y formulación Bombeo Hidráulico Jet, Víctor Castillo 
Bombeo Hidráulico tipo Jet 
El bombeo tipo jet es una variante del bombeo hidráulico, el cual ha incrementado su 
aplicación debido a su flexibilidad y durabilidad. El principio básico de este sistema de 
levantamiento artificial, es inyectar un fluido a alta presión hacia el fondo del pozo para 
transferir energía a la bomba de fondo y de esta manera poder operarla. El bombeo 




El bombeo Tipo Jet, es un sistema especial de bombeo hidráulico, que a diferencia del tipo 
pistón, no ocupa partes móviles, y el bombeo se realiza por medio de transferencia de 
energía entre el fluido motriz y los fluidos producidos. 
Principio de funcionamiento 
Se basa en el efecto Venturi, que consiste en el paso de un fluido a través de un área 
reducida, donde se produce un cambio de energía potencial a cinética originado a la salida 
del nozzle o boquila, provocando una succión del fluido de formación. Estos fluidos entran 
en un área constante llamada garganta, luego la mezcla de fluidos sufre un cambio de 
energía cinética a potencial a la entrada de un área expandida llamada difusor, donde la 
energía potencial es la responsable de llevar el fluido hasta la superficie. 
La descripción del principio de operación de las bombas Jet se puede observar en la Figura 
6. 
 
Figura 6. Principio de operación Bomba Jet 






Ps = Presión del fluido de succión 
Pn = Presión de la boquilla 
Pd = Presión del fluido de descarga por el difusor 
Qs = Caudal de succión 
Qn = Caudal de inyección por la boquilla 
Qd = Caudal de descarga por el difusor 
AN = Área de la boquilla 
At = Área de la garganta 
As = Área de succión. 
Operación bombeo hidráulico tipo jet 
El fluido motriz entra por la parte superior de la bomba y pasa a través de la boquilla, que 
descarga un chorro en la cámara de entrada de los fluidos del pozo, la cual tiene 
comunicación con la formación. En la cámara de mezclado cuyo diámetro es mayor al de 
la boquilla, se mezclan los fluidos producidos y el fluido motriz. Al mismo tiempo que se 
efectúa la mezcla, el fluido motriz pierde energía que es ganada por los fluidos del pozo. 
Después, la mezcla pasa al difusor, que es la última sección de trabajo, en donde la energía 
que en su mayor parte es conservada en forma de velocidad se convierte en presión 
estática; cuando esta presión es mayor que la ejercida por la columna de fluidos en el 
espacio anular, se establece el flujo hacia la superficie. 
Relaciones Boquilla / Gargantas en volumen y Presión bomba jet. 
La relación entre el área de la boquilla y el área de la garganta, es una variable importante, 
porque determina el intercambio entre la cabeza de levantamiento y la tasa de flujo de 






AN = Área de la boquilla 
At = Área de la garganta 
Las bombas jet pueden ser equipadas con boquillas de diámetros entre 0,05” a 0.6” y 
gargantas con diámetros entre 0.8” a 1” (Anexo H), aunque los diámetros más útiles están 
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entre 0,1”a 0,3”de boquilla y de 0,15” a 0,6 de garganta debido al nivel de levantamiento 
requerido y la capacidad de flujo en tuberías comunes en la industria. 
A la designación de una boquilla y una garganta se le denomina GEOMETRÍA.  
Si para una tobera dada se selecciona una garganta de modo que el área de la tobera (AN), 
sea del 60% del área de la garganta (At), existirá un caudal de producción grande y una 
cabeza de levantamiento pequeño, el área (AS) como se ilustra en la figura anterior sirve 
para que los fluidos del pozo pasen. Existirán grandes cabezas de levantamientos si entre la 
garganta y la tobera se selecciona un (AS) pequeño. Como la energía de la tobera es 
transferida a un caudal más pequeño que la tasa del fluido motriz, entonces existirá un 
caudal de producción más bajo que el utilizado como fluido motriz. 
Boquillas de mayor diámetro proveen mayor potencia para producir mayores caudales o 
proveer mayor levantamiento en pozos profundos, si la boquilla no brinda suficiente 
energía con la máxima capacidad de presión del sistema de potencia de superficie, se 
requiere seleccionar una boquilla mas grande. 
Si para una boquilla dada se selecciona una garganta de modo que el área de la boquilla 
(AN), sea del 60% del área de la garganta (AT), existirá un caudal de producción grande y 
una cabeza de levantamiento pequeño, el área (AS) como se ilustra en la Figura 5 sirve para 
que los fluidos del pozo pasen. Existirán grandes cabezas de levantamientos si entre la 
garganta y la boquilla se selecciona un As pequeño. Como la energía de la boquilla es 
transferida a un caudal más pequeño que la tasa del fluido motriz, entonces existirá un 
caudal de producción más bajo que el utilizado como fluido motriz. 
La relación de área comúnmente usada oscila entre 0.400 y 0.235. Relaciones mayores de 
áreas a 0.400 son usados normalmente en pozos de gran profundidad con altos 
levantamientos o solamente cuando es baja la presión del fluido motriz disponible, 
pequeñas áreas anulares son más propensas a cavitación. 
Relaciones de áreas menores a 0.235 son usadas en pozos pocos profundos o cuando es 
muy baja la presión de inyección, se requiere de una mayor área anular para que pase el 
fluido reduciendo el potencial de cavitación. Estas aportan una cabeza de levantamiento 





Figura 7. Relación tobera-garganta y producción-levantamiento 
FUENTE: Manuel de Bombeo Hidráulico. Ing. Luis Fernando E.R. 
Cavitación en bombas jet 
El fluido es acelerado hasta una velocidad (200 a 300 pie/seg) para entrar a la garganta, la 
presión estática del fluido cae hasta llegar a la presión de vapor del fluido a altas 
velocidades. Esta baja presión causa que se formen las cavidades bajas de vapor 
(cavitación). Esto provoca choques de fluido de formación en la garganta por lo que la 
producción tiende a bajar cuando el caudal del fluido motriz y la presión sea incrementada. 
Se puede manifestar que con un caudal de flujo cercano a cero, desaparece la cavitación 
debido a que las velocidades del fluido son bajas. Sin embargo bajo estas condiciones la 
diferencia de velocidades que existe entre el chorro que sale de la tobera y el fluido 
producido, hace que se produzca una zona de corte en los límites de los dos fluidos. Esta 
zona de corte entre los fluidos genera vórtices (torbellinos) que tienen una presión 
reducida, por lo tanto se forman cavidades de vapor en el alma de los vórtices, permitiendo 
la erosión de las paredes de la garganta a medida que las burbujas de vapor colapsan 
debido al decaimiento del vórtice y el aumento de presión en el difusor de la bomba. 
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Ventajas del sistema tipo Jet respecto al tipo Pistón 
 “Elevada confiabilidad en el equipo sub-superficial, debido a la ausencia de partes 
móviles.  
 Mayor tolerancia a la presencia de arena gracias a los materiales resistentes a la 
abrasión con que se fabrican la boquilla y garganta de la bomba.  
 Es capaz de producir mayores volúmenes que la reciprocante (Pistón)”21 
 
Tabla 8. Comparación de la bomba tipo Jet y la bomba tipo Pistón 
Característica Jet Pistón 
Producciones medianas a altas  X 
Bajas presiones de fondo  X 
Alto GOR X  
Presencia de arena / sólidos X  
Altos volúmenes y tasas de producción X  
Tolerancia a fluidos abrasivos y corrosivos X  
Fácil de reemplazar X  
Costo mantenimiento X  
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
FUENTE: Manual de bombeo Hidráulico 
 
Limitaciones del sistema Jet respecto del Pistón 
 Requiere más potencia que las de embolo.  
 La Eficiencia disminuye notablemente con bajas presiones de entrada. 
                                            
21
 VERGARA, M. (s.f.). Bombeo Hidraulico. En M. Vergara, Sistemas de Levantamiento Artificial 
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Factores que afectan a la operación de bombas Jet: 
 Por experiencia se determino que la bomba de tipo jet es muy sensitiva a cambio en 
las presiones de entrada; además que es afectada por la densidad, viscosidad, y 
presencia de gas de los fluidos que la bomba admite y descarga.  
 Otros factores que pueden afectar el comportamiento de la bomba son: corrosión, 
depósitos calcáreos, calidad del petróleo motriz y elevadas temperaturas. 
 Las bombas tipo jet requieren de 2000 a 3000 pies de profundidad del arreglo de 
fondo, el arreglo más común para las bombas de tipo jet es el de tipo casing libre, 
que permite manejar grandes volúmenes en pozos de poca profundidad.  
Limitaciones para bombas tipo Jet: 
1. Las instalaciones de superficie presentan mayor riesgo, por la presencia de Altas 
presiones. 
2. Problemas de corrosión. 
3. En pozos donde se tiene un alto corte de agua, se requiere inyectar químicos para 
bajar la emulsión producida por la Jet en los tanques de almacenamiento.  
4. Requiere de suficiente cantidad de flujo motriz, esto puede reducir la productividad 
ya que el fluido motriz usado es generalmente petróleo. 
5. La eficiencia de la bomba Jet es baja (26% a 33%) 
6. Existen problemas de tratamiento donde se utiliza agua en el sistema de flujo 
motriz. 
Tipos de sistemas de subsuelo 
Existen dos tipos de sistema: El sistema de bomba libre y el  sistema de bomba fija. 
Sistema de bomba libre 
No requiere de unidad especial para correr y reversar la bomba, esta bomba se desplaza  
dentro de la sarta de tubería. Para colocar o correr la bomba,  se inserta en la sarta de la 
tubería en la superficie y se la hace circular hasta el fondo, donde se la aloja en el conjunto 
de fondo (BHA) o también conocido como cavidad. 
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Para recuperar la bomba, se inyecta fluido motriz por el espacio anular, esta inyección de 
fluido invertida hace que accione la válvula de pie (Standing valve) y se  presurice en el 
fondo desasentando la bomba de la cavidad, la presión queda atrapada en las copas que 
tiene la bomba en la parte superior y de esta forma permite circular hasta superficie para 
ser reemplazada.; en ciertos casos se requiere de una unidad especial  swab para 
recuperarla. 
Es una ventaja este sistema de bomba libre por cuanto permite cambiar o reemplazar 
equipos sin necesidad de una unidad de reacondicionamiento. 
Sistema de bomba fija 
La bomba de fondo se coloca con la tubería de fluido motriz  y se coloca en el pozo como 
una parte integral de dicha sarta, cuando falla el equipo se tiene que cambiar utilizando una 
unidad de reacondicionamiento. 
Ventajas y Desventajas 
Ventajas del bombeo hidráulico 
 Con el sistema de levantamiento artificial hidráulico se puede producir 
grandes caudales desde mayores profundidades, esto es con relación a las 
bombas de varillas, al gas lift o una bomba electro sumergible 
 Mediante el sistema de levantamiento hidráulico se puede tener gran 
flexibilidad para adaptarse a los cambios de caudales de producción. 
 Salvo casos extremos las bombas hidráulicas para su cambio no requieren 
de torre (reacondicionamiento W.O.) 
 Las bombas Pistón tienen mejores eficiencias a grandes profundidades que 
una bomba de varillas por que no existe el problema del estiramiento de la 
sarta. 
 Todas las bombas hidráulicas pueden accionarse desde una sola fuente de 
fluido motriz. 
 Las bombas jet  manejan con facilidad grandes  relaciones de gas y petróleo. 
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 Dentro de las bombas hidráulicas son las bombas jet las que menor 
mantenimiento requieren por su reducido número de partes, además estos 
equipos se los puede reparar en la locación. 
 Con las bombas jet se puede producir altos volúmenes y además pueden 
manejar sólidos dentro de su producción. 
Desventajas del bombeo hidráulico 
 El complejo diseño de la bomba pistón hace que la operación de trabajo sea  
la adecuada y el asesoramiento técnico constante para optimizar la 
durabilidad (tiempo de vida) de los equipos de subsuelo. 
 La reparación de las bombas pistón se las realiza en un taller adecuado con 
los aparatos de control y calibración exactos para chequear la tolerancia de 
cada una de sus partes. 
 Como se trabaja con presiones de operación altas el trabajo se lo debe 
realizar con gran meticulosidad ya que una mala operación puede acarrear 
problemas con consecuencias graves. 
 Para una eficiente operación de las bombas hidráulicas se requiere que el 
fluido motriz sea limpio. 
 Cuando los pozos  producen con una bomba jet, adicionalmente el BSW 
(%) es alto tendremos mayor  consumo de químicos (demulsificante), las 
unidades de power oil trabajarán a mayores revoluciones por minuto por lo 
tanto se consumirá  mayor cantidad de combustible. 
 La principal desventaja de este sistema es el incremento de volumen bruto 
que debe ser tratado en la superficie para obtener el petróleo limpio   
necesario y continuar la operación. 
 BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
Generalidades 
El Bombeo Electrosumergible, es un sistema integrado de levantamiento artificial, 
considerado como un medio efectivo y económico para levantar altos volúmenes de fluido 
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a grandes profundidades, bajo una variedad de condiciones del pozo. Es más aplicable en 
yacimientos con altos porcentajes de agua y baja relación gas - petróleo; en la actualidad, 
estos equipos han obtenido excelentes resultados en la producción de fluidos de alta 
viscosidad, en pozos gasíferos, en pozos con fluidos abrasivos, en pozos de altas 
temperaturas y de diámetro reducido. 
Tiene como principio fundamental levantar el fluido del reservorio hasta la superficie, 
mediante la rotación centrífuga de la bomba electrosumergible. La potencia requerida por 
dicha bomba es suministrada por un motor eléctrico que se encuentra ubicado en el fondo 
del pozo; la corriente eléctrica, necesaria para el funcionamiento de dicho motor, es 
suministrada desde la superficie, y conducida a través del cable de potencia hasta el motor. 
El Sistema BES representa uno de los métodos más automatizables y fáciles de manejar, 
esta constituido por equipos complejos y de alto costo, por lo que se requiere, para el buen 
funcionamiento de los mismos, de la aplicación de herramientas efectivas para su 
supervisión, análisis y control. 
Existen diversos parámetros para la aplicación de este sistema, los cuales son: 
 Temperatura: limitado por > 350ºF para motores y cables especiales. 
 Presencia de gas: saturación de gas libre < 10% 
 Presencia de arena: < 200 ppm (preferiblemente 0) 
 Viscosidad: limite cercano a los 200 cps 
 Tipo de completación: Tanto en pozos verticales, como desviados. 
 
El sistema de Bombeo Electrosumergible (BES) ha demostrado ser una alternativa 
altamente eficiente para la producción de crudos livianos y medianos en el ámbito mundial, 
gracias a las ventajas que proporciona en comparación con cualquier otro método de 
levantamiento artificial. Este sistema posee la capacidad de manejar grandes volúmenes de 
crudo, desde 150 hasta 100.000 barriles por día (BPD), desde profundidades mayores a los 
10.000 pies. Además de esto, el sistema BES permite controlar y programar la producción 
dentro de los límites del pozo, a través del empleo del variador de frecuencia. Otro de los 
beneficios que proporciona este método, es la indicación continúa de las condiciones de 
presión y temperatura en el pozo, gracias a las señales transmitidas por el sensor de presión 






Figura 8. Equipo de Bombeo Electrosumergible (BES) de fondo y superficie 
FUENTE: ESP System 
Elementos de superficie 
Dentro de los elementos que conforman el Equipo de Superficie, se tiene: 
Cabezal del pozo, Transformadores (un transformador trifásico o un banco de tres 
transformadores monofásicos), Cables de Superficie, Caja de Unión o Venteo y 
Controladores del Motor. 
El equipo de superficie, es el que suministra la energía eléctrica al voltaje y amperaje que 




Cabezal del Pozo 
La función que realiza el cabezal, es suspender la sarta de la tubería de producción dentro 
del pozo y mantener la presión anular en superficie; permite monitorear y controlar altas 
presiones que frecuentemente se presentan en el pozo, además, posee estranguladores 
ajustables y válvulas de alivio. 
Transformador 
El voltaje primario disponible en el campo es de 13800 (V), que no es compatible ni con el 
voltaje requerido por los equipos de superficie (480 V, aproximadamente), ni por el motor 
de fondo (250 V a 4000 V, aproximadamente). 
Por esta razón, se hace necesario el uso de un transformador, que tiene como función 
principal, convertir el voltaje que entrega la red de distribución, al requerido por los 
equipos, tanto de superficie como de fondo. 
Debido a que los motores eléctricos empleados en el Bombeo Electrosumergible son 
trifásicos (tres fases), se requiere de un transformador trifásico o de un banco de tres 
transformadores monofásicos, conectados en una configuración en estrella o delta. 
También se suele emplear autotransformadores de tres fases. 
Los taps de un transformador, permiten regular el voltaje necesario para el funcionamiento 
de los equipos. Siempre se debe tener en cuenta, operar con un voltaje cercano al 
calculado, pero nunca mayor, porque puede ocasionar problemas por sobre voltaje. 
Los transformadores se clasifican en: 
 Primario (reductor), y 
 Secundario (elevador) 
Transformador Primario o Reductor. Es utilizado para reducir el voltaje proveniente 
de la red de distribución de 13800 voltios a 480 voltios, utilizado por el Variador de 
Frecuencia o el Tablero de Control. 




Transformador Secundario o Elevador. El Transformador Secundario se instala entre 
el panel de control y el motor de fondo. El voltaje de entrada en el Transformador 
Secundario es de 480 voltios y lo eleva entre 1500 a 4000 voltios, dependiendo del 
voltaje requerido por el motor eléctrico. 
Como en el caso del Transformador Primario, puede utilizarse un transformador 
trifásico o un banco de tres transformadores monofásicos. 
Cable de Superficie 
El Cable de Superficie, conecta la Caja de Unión con la salida del Tablero de Control (o 
Variador de Frecuencia), también conecta la entrada del Tablero de Control (o Variador de 
Frecuencia) con el lado secundario del transformador primario. 
Caja de Unión o Venteo 
La Caja de Venteo provee una conexión del Cable de Potencia desde el Tablero de Control 
hacia el Cable de Potencia conectado al motor de fondo; además, permite ventear cualquier 
cantidad de gas que haya migrado a través del Cable de Potencia a la superficie. 
Es un punto de fácil acceso para la toma de los parámetros eléctricos del Equipo de Fondo. 
Elementos de Monitoreo y Control 
Tablero de Control. El Tablero de Control de frecuencia fija, es un dispositivo que 
puede ser usado como un arrancador suave para el motor, y lo protege de altas y bajas 
cargas, desbalances de corriente y arranques excesivos. 
También posee la capacidad de monitorear el sistema de producción, por medio de un 
instrumento de medición. 
La protección de sobrecarga y baja carga, se da por medio de controladores 
electromagnéticos. La protección de sobrecarga, se da por tres relés de retardo de 
tiempo con switch manuales, y relés de baja corriente para el apagado de la bomba y por 
bloqueo de gas. 
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Controlador de Variación de Velocidad (VSD). El Controlador de Variación de 
Velocidad, permite regular la velocidad del motor de fondo, con el fin de tener una tasa 
de producción óptima. Además, provee una relación constante entre Voltaje y 
Frecuencia, para mantener condiciones apropiadas de operación. 
Evita fuertes tensiones mecánicas y eléctricas, ya que permite aplicar voltajes y 
amperajes gradualmente. Además tiene la capacidad de manejar sobretensiones “rayos”. 
Si se desea mayor protección contra rayos es aconsejable la instalación de un pararayos 
de buena calidad lo más cerca del cabezal y  correctamente conectado a tierra. 
Accesorios 
Con el propósito de asegurar una mejor operación del equipo es necesario contar con 
algunos accesorios. 
Válvula de contra presión 
Se coloca de uno a tres tramos de tubería por arriba de la descarga de la bomba para 
mantener una columna llena de fluido sobre la bomba. Esta válvula permite el flujo en 
sentido ascendente, de manera que cuando el motor deja de trabajar, impide el regreso de 
la columna de fluidos y evita el giro de la flecha de la bomba en sentido contrario.  
Si la de retención falla (o si no se instala) la perdida de fluido de la tubería a través de la 
bomba puede causar una rotación inversa de la unidad subsuperficial cuando el motor está 
parado. La aplicación de energía durante el periodo de la rotación inversa puede causar que 
se queme el motor o el cable, o que se rompa la flecha de algún componente. 
Válvula de drenaje 
Al utilizar válvula de retención debe utilizarse una válvula de drenaje una junta por encima 
de está, como factor de seguridad para cuando se requiera circular el pozo del anular a la 
tubería de producción. 
Puede utilizar una válvula de retención, generalmente ubicada de 2 a 3 tramos de tubería 
por encima de la descarga de la bomba, para mantener una columna llena de fluido sobre la 
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bomba. “Si la de retención falla (o si no se instala) la perdida de fluido de la tubería a 
través de la bomba puede causar una rotación inversa de la unidad subsuperficial cuando el 
motor está parado. La aplicación de energía durante el periodo de la rotación inversa puede 
acusar que se queme el motor o el cable, o que se rompa la flecha de algún componente”22. 
Centralizadores 
Como su nombre lo indica, se utilizan para centrar el motor, la bomba y el cable durante la 
instalación. Se utilizan en pozos ligeramente desviados, para mantener el motor centrado y 
así permitir un enfriamiento adecuado. También evitan que el cable se dañe por roce con el 
revestidor, a medida que es bajado en el pozo. 
Al utilizar centralizadores se debe tener cuidado de que estos no giren o muevan hacia 
arriba o hacia abajo la tubería de producción. 
Bandas de Cable 
También se denominan flejes, se utilizan para fijar el cable de potencia a la tubería de 
producción durante la instalación, y el cable de extensión del motor al equipo. Las bandas 
se fabrican de tres materiales distintos: 
 Bandas de acero negro, se utilizan en pozos donde no exista corrosión. 
 Bandas de acero inoxidable, se usan en pozos moderadamente corrosivos. 
 Bandas de monel, se usan en ambientes corrosivos. 
La integración de todos los componentes descritos es indispensable, ya que cada uno 
ejecuta una función esencial en el sistema, para obtener en la superficie el gasto de líquido 
deseado, manteniendo la presión necesaria en la boca del pozo. 
                                            
22
 Schlumberger, REDA. (2008). Principios de Bombeo Electrosumergible 
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Elementos de subsuelo 
Los Equipos de fondo o subsuelo están constituidos por: Motor Electrosumergible, Bomba 
Centrífuga, Protector o Sello del Motor, Separador de Gas, Cable de Potencia y Cable de 
Extensión. 
El Equipo de Fondo en el Bombeo Electrosumergible, va acoplado a la tubería de 
producción (tubing), y es el que levanta el fluido desde el fondo del pozo hasta la 
superficie. 
Sensor de fondo 
Este sensor va conectado a la parte inferior del motor y proporciona los datos de presión y 
temperatura de fondo. Esta unidad no requiere de instalaciones especiales, ya que toda la 
información es enviada a superficie a través del cable de energía. 
Motor Eléctrico 
El motor eléctrico va colocado sobre el sensor, este recibe la energía desde una fuente 
superficial, a través de un cable; su diseño compacto es especial, ya que permite 
introducirlo en la tubería de revestimiento existente en el pozo y satisfacer requerimientos 
de potencia grandes, también soporta una alta torsión momentánea durante el arranque 
hasta que alcanza la velocidad de operación, que es aproximadamente constante para una 
misma frecuencia.  
Los motores están llenos de aceite mineral altamente refinado que provee alta resistencia 
dieléctrica y conductividad térmica para disipar el calor generado hacia el housing del 
motor, este calor es transferido al fluido que pasa por la superficie externa del motor. 
La longitud de la sección del motor puede tener aproximadamente 30 pies de largo cuando 
éste es sencillo, y desarrollar de 200 a 250 caballos de fuerza (hp), mientras que otros 
integrados alcanzan hasta 100 pies de largo y desarrollan 1000 (hp). La profundidad de 
asentamiento de la bomba es un factor determinante en la selección del voltaje del motor 
debido a las pérdidas de voltaje en el cable. 
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Cuando la pérdida de voltaje es demasiado grande, se requiere un motor de más alto voltaje 
y menor amperaje. En pozos muy profundos, la economía es un factor importante: con un 
motor de más alto voltaje es posible usar un cable más pequeño y más barato. Sin embargo, 
puede requerirse un tablero de control de más alto voltaje y más caro. 
 
Figura 9. Motor Eléctrico 
FUENTE: Schlumberger, REDA.. Principios de Bombeo Electrosumergible 
Sello o protector del motor 
El protector está ubicado entre el intake y el motor, está diseñado principalmente para 
igualar la presión del fluido del motor y la presión externa del fluido del pozo. Es una pieza 
vital en el ensamblaje y si no es seleccionada apropiadamente puede reducir la vida útil del 
equipo. Los protectores cumplen las siguientes funciones: 
 Sella la parte superior del motor de los fluidos del pozo. 
 Provee el volumen necesario para permitir la expansión y contracción del aceite, 
debidas al calentamiento o enfriamiento de éste, cuando la unidad está trabajando o 
cuando está sin operar, evitando la contaminación del aceite lubricante del motor 
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con el fluido del pozo. Esta función equivale a igualar la presión interna en el motor 
con la presión externa en el pozo. 
 Maneja el empuje ascendente o descendente desarrollado por la bomba. 
 
Figura 10. Protector 
FUENTE: Schlumberger, REDA.. Principios de Bombeo Electrosumergible 
Sección de Entrada o Intake  
La mayoría de los diseños de la BES se hacen con la finalidad de producir la máxima 
cantidad posible de petróleo sin comprometer el rendimiento del equipo. Una de las 
razones que degradan el rendimiento del sistema es la cantidad de gas libre a la entrada de 
la bomba. Dependiendo de la cantidad de gas esperada en la sección de entrada a las 
condiciones de diseño se determina el uso de una sección de entrada simple “Intake” o un 
Separador de Gas. 
Separador de gas 
Los separadores de gas son también secciones de entrada pero tienen algunos componentes 
adicionales diseñados para evitar el paso de gas libre hacia la bomba ya que la capacidad 
de la bomba centrífuga para el manejo eficiente del gas, es limitada. Por esta razón en las 
instalaciones de bombeo electrosumergible, para pozos con elevada relación gas – aceite 
(alto GOR de producción), es necesario emplear separadores de gas. La eficiencia de la 
bomba es afectada notablemente con la presencia de gas libre. Si el gas presente en la 
bomba está en solución, es decir que la presión existente se encuentra por encima del punto 
de burbuja del gas, la bomba operará normalmente como si estuviese bombeando un 
líquido de baja densidad. 
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“El diseño de la bomba electrosumergible le permite operar normalmente con un 
porcentaje de gas libre de hasta el 10% por volumen. Si el gas libre presente en la entrada 
de la bomba es de más del 10%, afectará su funcionamiento e incrementara la posibilidad 
de cavitación o bloqueo por gas en la bomba. Cuando el gas libre presente en la entrada de 
la bomba se aproxima a este rango es recomendable el uso del separador de gas o etapas 
especialmente diseñadas para el manejo de gas libre”23. 
El separador de gas es un componente opcional construido integralmente con la bomba, 
normalmente se coloca entre ésta y el protector.  
El gas libre se desvía de la succión hacia el espacio anular, de manera que el uso del 
separador de gas permite una operación de bombeo más eficiente en pozos gasificados, ya 
que reduce los efectos de disminución de capacidad de carga en las curvas de 
comportamiento, evita la cavitación a altos caudales. 
Básicamente, se usan dos métodos para separar el gas libre: Estático y Dinámico. 
 
Figura 11. Separador de gas e Intake 
FUENTE: Schlumberger, REDA.. Principios de Bombeo Electrosumergible 
 
                                            
23
 Schlumberger, REDA. (2008). Principios de Bombeo Electrosumergible. 
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Separador de Gas Tipo Estático o de Flujo Reverso 
Los fluidos entran por una multitud de pasajes que cambian la dirección de flujo, 
creando una caída de presión, separando el gas libre para que escape hacia el espacio 
anular. 
Este Separador de Gas se llama Estático, porque no tiene partes móviles que ejerzan 
trabajo sobre el fluido. 
Separador de Gas Tipo Dinámico o Centrífugo. 
A diferencia de los separadores estáticos, los separadores de gas “Dinámicos o 
Rotativos” si ejercen un trabajo en el fluido para lograr mayor separación de gas dentro 
del separador. Para entender el proceso de separación en un separador dinámico, se 
puede dividir el separador en tres secciones: Cámara de incremento de presión, Cámara 
de separación y By-pass. En la primera sección el inductor aumenta la presión de la 
mezcla. En la cámara de separación las fases se separan por medio de centrifugación. 
Puesto que la fase líquida es más pesada, ésta es expulsada hacia afuera (contra la pared 
interna del housing) y la fase gaseosa se concentra en el centro por ser más liviana. En 
la parte superior del separador se produce los fluidos son redireccionados, el gas que 
venía por la parte central es direccionado al espacio anular y la fase líquida desde el 
exterior es dirigida hacia la bomba por la parte interior del by-pass. 
Este tipo de Separador de Gas, tiene una eficiencia del 99%. 
Tabla 9. Eficiencia de los tipos de separadores de gas 
Tipo de separador 
Eficiencia del separador 
(%) 
Gas que ingresa a la 
bomba (%) 
Intake Estándar 0-20 80-100 
Separador Estático 25-50 50-75 
Separador Dinámico 80-95 5-10 
FUENTE:  Principios de Bombeo Electrosumergible( REDA). 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
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Bomba Centrifuga Sumergible 
Su función básica es dar a los fluidos del pozo el incremento de presión necesario para 
hacer llegar a la superficie, el caudal requerido con presión suficiente en la cabeza del 
pozo. 
Las bombas centrífugas son de múltiples etapas (Figura 12), y cada etapa consiste de un 
impulsor giratorio y un difusor estacionario. El tamaño de etapa que se use determina el 
volumen de fluido que va a producirse, la carga o presión que la bomba genera depende del 
número de etapas y de este número depende la potencia requerida. 
Dependiendo del tipo de etapa el impulsor tiene de 7 a 9 álabes, los cuales proveen un 
movimiento suave al fluido pasando a través del impulsor. El número de álabes siempre es 
diferente en el difusor que en el impulsor para prevenir vibración. 
La presión desarrollada por una bomba centrífuga sumergible, depende de la velocidad 
periférica del impulsor y es independiente del peso del líquido bombeado. La presión 
desarrollada convertida a longitud de columna hidráulica que levanta la bomba, es la 
misma. 
 
Figura 12. Bomba Centrifuga Multietapas   




Éste es el encargado de transmitir la energía necesaria hacia el motor y debe ser 
diseñado específicamente para cada aplicación. Los cables eléctricos son 
cuidadosamente aislados y pueden ser de tipo plano o redondo, para trabajar en 
temperaturas que pasan los 300 °F. Es sin duda uno de los componentes fundamentales 
del bombeo Electro sumergible por su función y costo. 
  
Figura 13. Cable Eléctrico (Plano y redondo) 
FUENTE: Schlumberger, REDA.. Principios de Bombeo Electrosumergible 
Todos los cables cumplen con estrictas especificaciones y se ofrecen en distintos tamaños 
de conductor y materiales, tanto en configuraciones redondas como planas, con o sin 
capilar. El tamaño apropiado depende del amperaje, caída de voltaje y el espacio 
disponible entre el tubing y el casing. El cable mejor seleccionado está en función de la 
temperatura de fondo y el tipo de fluido del pozo. 
El típico material para el armazón en los cables para BES es de acero galvanizado. Otros 
materiales como acero inoxidable, monel o bronce se usan regularmente en medios 
corrosivos. Cuando se requiere inyectar químicos para prevenir la corrosión, escala, 
demulsificantes y otros, se emplea cable con capilar para llevar el químico hasta la succión 
de la bomba.  
Considerando la longitud de un conductor para la aplicación de un voltaje dado, los voltios 
por pie disminuyen conforme el alambre es más largo, como consecuencia la velocidad del 
electrón disminuye lo que resulta en una reducción de corriente, en otras palabras, "la 
resistencia es directamente proporcional a la longitud del conductor". 
 60 
 
Fallas de funcionamiento 
Las fallas que pueden producirse en una unidad electrosumergible se deben a problemas 
mecánicos y eléctricos. Las fallas mecánicas se refieren principalmente a la bomba, 
separador de gas y protector del motor y sus causas pueden ser taponamiento o desgaste 
prematuro de sus partes por las características del fluido (contenido de sales, carbonatos, 
parafina y arena). 
Así también si la bomba elegida no es apta para trabajar en el rango de producción que se 
estimó, normalmente porque han variado las condiciones originales del pozo, se producirán 
vibraciones en el eje y desplazamientos de los rotores a sus posiciones límites que se 
traducen en desgastes de los rodamientos y los rotores, afectando además el sello  
mecánico del protector del motor. Las fallas eléctricas pueden ocurrir por fallas en el cable, 
en los empalmes, en el enchufe y en el motor. 
Es de destacar que en numerosas ocasiones las fallas eléctricas son múltiples, por ejemplo 
enchufe o cable en cortocircuito y motor a masa. En estos casos es generalmente difícil 
determinar cuál de las dos fue la falla original y cuál es la consecuencia. Por esta razón es 
importante realizar una evaluación periódica de los parámetros de funcionamiento del 
motor y bomba (producción, nivel, presión de salida, corriente del motor, aislación, 
tensión) de modo de hacer la mejor estimación posible de la causa de falla. 
Para prevenir fallas en el cable, previo a bajar la instalación se le debe efectuar una prueba 
de aislación utilizando un megóhmetro de alto voltaje. La operación se realiza 
comprobando la aislación entre las fases (conductores) y entre cada fase y armadura 
metálica del cable. Un cable se considera aceptable si la resistencia de aislación tiene un 
valor mínimo de 1000 megohmios y 5000 volts. 
Finalmente hay una falla eléctrica muy característica que se origina por un problema 
mecánico en el protector. Un protector que por cualquier razón deja de funcionar 
correctamente, dejará pasar a lo largo del tiempo una cierta cantidad de fluido del pozo al 
interior del motor, contaminando al aceite dieléctrico que va perdiendo sus propiedades 
aislantes. Cuando esto ocurre se producen arcos entre conductores del motor a diferente 
tensión que destruyen la aislación de los mismos y el motor deja de funcionar. 
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Curvas características de las bombas centrífugas 
Las curvas de comportamiento de varios modelos de bombas fueron presentadas por 
Brown. Las bombas son divididas en grupos de acuerdo al mínimo tamaño de casing 
dentro del cual la bomba puede correr. Pero aun dentro del mismo grupo cada 
comportamiento de la bomba es diferente. Las curvas de comportamiento (Figura 14) 
representan la variación de la altura de la columna (Head), la Potencia, y Eficiencia vs. 
Capacidad. La capacidad se refiere al volumen de caudal producido. Estas curvas son 
graficadas para 60 o 50 Hz, y pueden ser cambiadas con un variador de frecuencia. 
 
Figura 14. Curvas de comportamiento de bombas eléctricas sumergibles 
FUENTE: REDA, “Curso avanzado de BES”. 
Curva de levantamiento (Head) 
El levantamiento desarrollado por una bomba centrífuga es indiferente del tipo y de la 
gravedad específica del fluido bombeado. Pero cuando se convierte la altura a presión, esta 
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debe ser multiplicada por el gradiente del fluido en cuestión. Entonces la siguiente formula 
puede ser usada: 
Presión desarrollada por la bomba = (levantamiento por etapa)*(gradiente del 
fluido)*(numero de etapas) 
dP = h x Gr x N 
Donde 
dP =  Diferencial de presión desarrollado por la bomba, psi 
h =  Levantamiento por etapa, ft/etapa 
Gf =  Gradiente del fluido bombeado, psi/ft 
N =  Número de etapas. 
Esta curva se traza utilizando datos reales de desempeño. Cuando la capacidad de flujo 
aumenta, el levantamiento total se reduce. 
Curva de Potencia (BHP) 
Las curvas de comportamiento de las bombas dan la potencia por etapa basadas en una 
gravedad específica del fluido igual a 1. Esta potencia debe ser multiplicada por la 
gravedad específica del fluido. 
Potencia requerida = (potencia por etapa)*(gravedad específica del fluido)*(numero de 
etapas) 
HP = hp x ᵞf x N 
De acuerdo con el diseño de la bomba, la curva de potencia puede tener variaciones en su 
forma a partir del punto de máximo rendimiento, si la potencia disminuye la curva 
disminuye sin sobrecarga, de lo contrario aumenta a partir de dicho punto con el aumento 
de caudal, por lo cual la curva será de sobrecarga. 
Curva de eficiencia de la bomba 
Esta no se puede medir directamente y debe ser calculada de los datos de la prueba ya 





Altura de la columna  (Pies) 
Capacidad (Galones/minuto) 
BHP = Potencia al freno (HP) 
 
Figura 15. Representación del Downthrust y Upthrust 
FUENTE: Reda, Schlumberger  
 
Los valores de la curva de eficiencia son variables con el diseño y tamaño de la bomba; en 
general puede manifestarse que aumenta con el tamaño de la bomba, debido a que hay 
menores pérdidas por la fricción del fluido. 
Rango de operación 
En este rango de operación la bomba opera con mayor eficiencia, en la Figura 14 se puede 
observar este rango en la zona pintada de amarillo. “Si la bomba se opera a la izquierda del 
rango de operación a una tasa de flujo menor, la bomba sufrirá desgaste por empuje 
descendente conocido como Downthrust. Si la bomba opera a la derecha del rango de 
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operación a una tasa de flujo mayor, la bomba puede sufrir desgaste por empuje ascendente 
conocido como Upthrust”24. 
Columna dinámica total 
Se define como la altura total requerida para bombear la capacidad de fluido deseada. Esta 
altura hace referencia a los pies de líquido bombeado y se obtiene a partir de la suma del 
levantamiento neto, la pérdida de carga por fricción en la tubería y la presión de descarga 
en la cabeza del pozo. 
Ventajas del sistema electrosumergible 
 Son capaces de producir altas de flujo, más altas comparadas con las bombas de 
desplazamiento positivo. 
 Son de fácil diseño. 
 Tienen un amplio rango de tasas de producción, siendo aplicable para cualquier 
pozo. 
 Se puede tener información sobre su funcionamiento en cualquier momento y en 
tiempo real, mediante los VSD. 
 Pueden ser usadas a baja presión de fondo. 
 Pueden operar en forma confiable en pozos desviados. 
 Operan a condiciones extremas, como altas temperaturas de fondo. 
 Pueden ser usadas en medios corrosivos y con producción de escala. 
 Pueden manejar cierta cantidad de gas. 
 Levantan grandes volúmenes de fluido, con altos cortes de agua. 
 La inversión inicial se recupera en un período de tiempo más corto, que con otro 
tipo de sistema de levantamiento. 
 
                                            
24
 Schlumberger, REDA. (2008). Principios de Bombeo Electrosumergible. 
 65 
 
Desventajas del sistema electrosumergible  
 La inversión inicial que requiere este tipo de levantamiento es elevado, en 
comparación con otros sistemas de levantamiento. 
 Uso de Tableros de Control a Velocidad Constante, limita la flexibilidad de variar 
tasas de flujo para ajustar la producción. 
 Alto contenido de gas, puede limitar la capacidad del sistema, no es conveniente su 
aplicación en pozos con alto GOR. 
 Alto contenido de sólidos, puede causar rápido desgaste de los componentes y 
producir fallas prematuras. 
 Para reparar cualquiera de sus componentes, es necesario sacar todo el equipo de 
fondo con torre de reacondicionamiento. 
 El consumo de energía eléctrica es elevado. 
 Presenta impregnación de gas en el cable eléctrico. 
 Se requiere contar con personal especializado para el control del equipo. 
 Existen pocos proveedores a nivel mundial. 
ANÁLISIS NODAL 
Introducción 
Una de las técnicas mas utilizadas para optimizar sistemas de producción, por su 
comprobada efectividad y confiabilidad a nivel mundial, es el Análisis Nodal; con la 
aplicación de esta técnica se adecua la infraestructura tanto de superficie como de 
subsuelo, para reflejar en la fase de almacenamiento el verdadero potencial de producción 
de los pozos asociados a los yacimientos del sistema total de producción. En otras palabras, 
se logra cerrar la brecha existente entre la producción obtenida de los pozos y la 
producción que deberían exhibir de acuerdo a su potencial real de producción. El Análisis 
Nodal básicamente consiste en detectar restricciones al flujo y cuantificar su impacto sobre 
la capacidad de producción total del sistema 
El principal objetivo de la ingeniería de producción es diseñar y fijar los parámetros de 
operación de un pozo, ya sea nuevo, o se encuentre en producción y se requiera cambiar su 
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tipo de completación, de una manera segura y eficiente, generalmente relacionada a lograr 
la máxima producción. Otro objetivo es hacer un seguimiento a los pozos que ya están en 
producción de manera que se pueda evaluar si el sistema de levantamiento que esta usando 
el pozo funcionando como se esperaba. De modo que si el sistema no actúa de la manera 
esperada se debe fijar nuevos parámetros para obtener un mejor estado del sistema de 
producción. Esto es posible con el análisis del sistema nodal, por medio del cual se toma 
varios sectores o nodos del sistema de producción del pozo para analizar su 
comportamiento y determinar aquellas áreas donde se necesita realizar cambios o mejoras 
para optimizar su producción. 
Concepto de Análisis Nodal 
El análisis nodal de un sistema de producción, realizado en forma sistemática, permite 
determinar el comportamiento actual y futuro de un pozo productor de hidrocarburos, y 
consiste en dividir este sistema de producción en nodos de solución para calcular caídas de 
presión, así como gasto de los fluidos producidos, y de esta manera, poder determinar las 
curvas de comportamiento de afluencia y el potencial de producción de un yacimiento. 
Como resultado de este análisis se obtiene generalmente un incremento en la producción y 
el mejoramiento de la eficiencia de flujo cuando se trata de un pozo productor, pero cuando 
se trata de un pozo nuevo, permite definir el diámetro óptimo de las tuberías de 
producción, del estrangulador, y línea de descarga por el cual debe fluir dicho pozo, así 
como predecir su comportamiento de flujo y presión para diferentes condiciones de 
operación. 
Componentes del Análisis Nodal  
El procedimiento del análisis nodal ha sido reconocido en la industria petrolera como un 
medio adecuado para el diseño y evaluación, tanto en pozos fluyentes como en pozos que 
cuentan con un sistema artificial de producción, debido a las necesidades energéticas, y a 
los incentivos derivados del precio de los hidrocarburos. 
El proceso de producción en un pozo de petróleo, comprende el recorrido de los fluidos 
desde el radio externo de drenaje en el yacimiento hasta el separador de producción en la 
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estación de flujo. En la figura se muestra el sistema completo con cuatro componentes 
claramente identificados: Yacimiento, Completación, Pozo, y Línea de Flujo Superficial. 
Existe una presión de partida de los fluidos en dicho proceso que es la presión estática del 
yacimiento (Pws) y una presión final o de entrega que es la presión del separador en la 
estación de flujo (Psep). 
 
Figura 16. Esquema del sistema de producción de un Pozo 
FUENTE: MAGGIOLO, R. Optimización de la Producción mediante Análisis Nodal 
Recorrido de los fluidos en el sistema  
A. Transporte en el yacimiento: El movimiento de los fluidos comienza en el 
yacimiento a una distancia re del pozo donde la presión es Pws, viaja a través del 
medio poroso hasta llegar a la cara de la arena o radio del hoyo (rw) donde la 
presión es Pwfs. En este módulo el fluido pierde energía en la medida que el medio 
sea de baja capacidad de flujo (Ko.h), presente restricciones en la cercanías del 
hoyo (daño, S) y el fluido ofrezca resistencia al flujo (μo). Mientras mas grande sea 
el hoyo mayor será el área de comunicación entre el yacimiento y el pozo 
aumentando el índice de productividad del pozo. La perforación de pozos 
horizontales aumenta sustancialmente el área de drenaje y por lo tanto el índice de 




B. Transporte en las perforaciones: Los fluidos aportados por el yacimiento atraviesan 
la completación que puede ser un revestidor de producción cementado y perforado, 
normalmente utilizado en formaciones consolidadas, o un empaque con grava, 
normalmente utilizado en formaciones poco consolidadas para el control de arena. 
En el primer caso la pérdida de energía se debe a la sobrecompactación o 
trituración de la zona alrededor del túnel perforado y a la longitud de penetración 
de la perforación; en el segundo caso la perdida de energía se debe a la poca área 
expuesta a flujo. Al atravesar la completación los fluidos entran al fondo del pozo 
con una presión Pwf.  
 
C. Transporte en el pozo: Ya dentro del pozo los fluidos ascienden a través de la 
tubería de producción venciendo la fuerza de gravedad y la fricción con las paredes 
internas de la tubería. Llegan al cabezal del pozo con una presión Pwh.  
 
D. Transporte en la línea de flujo superficial: Al salir del pozo si existe un reductor de 
flujo en el cabezal ocurre una caída brusca de presión que dependerá fuertemente 
del diámetro del orificio del reductor, a la descarga del reductor la presión es la 
presión de la línea de flujo (Plf) luego atraviesa la línea de flujo superficial 
llegando al separador en la estación de flujo, con una presión igual a la presión del 
separador (Psep) donde se separa la mayor parte del gas del petróleo.  
Para predecir el comportamiento del sistema, se calcula la caída de presión en cada 
componente. Este procedimiento comprende la asignación de nodos en varias de las 





Figura 17. Componentes básicos del sistema de análisis nodal 
FUENTE: MAGGIOLO, R. Optimización de la Producción mediante Análisis Nodal 
Tradicionalmente el balance de energía se realiza en el fondo del pozo, pero la 
disponibilidad actual de simuladores del proceso de producción permite establecer dicho 
balance en otros puntos (nodos) de la trayectoria del proceso de producción: cabezal del 
pozo, separador, etc.  
Para realizar el balance de energía en el nodo se asumen convenientemente varias tasas de 
flujo y para cada una de ellas, se determina la presión con la cual el yacimiento entrega 
dicho caudal de flujo al nodo, y la presión requerida en la salida del nodo para transportar y 
entregar dicho caudal en el separador con una presión remanente igual a la presión del 
separador (Psep) empleando el método y correlación de flujo multifásico que se considere 
adecuado dependiendo de las características de los fluidos 
Curvas de oferta y demanda de energía en el fondo del pozo: Curvas VLP / IPR o Inflow 
/ Outflow 
La representación gráfica de la presión de llegada de los fluidos al nodo en función del 
caudal o tasa de producción se denomina Curva de Oferta de energía del yacimiento 
(Inflow Curve), y la representación gráfica de la presión requerida a la salida del nodo en 
función del caudal de producción se denomina Curva de Demanda de energía de la 
instalación (Outflow Curve). Si se elige el fondo del pozo como el nodo, la curva de oferta 
 70 
 




Figura 18. Comportamiento de Producción de un sistema 
FUENTE: Los Autores 
El balance de energía entre la oferta y la demanda puede obtenerse numérica o 
gráficamente.  
Para realizarlo numéricamente consiste en asumir varias tasas de producción y calcular la 
presión de oferta y demanda en el respectivo nodo hasta que ambas presiones se igualen, el 
ensayo y error es necesario ya que no se puede resolver analíticamente por la complejidad 
de las formulas involucradas en el calculo de las P’s en función del caudal de producción. 
Existen en el mercado varios simuladores comerciales que permiten aplicar la técnica de 
análisis nodal, entre los más conocidos se tienen, por ejemplo: PERFORM-PIPESOFT2 de 
IHS, PIPESIM-PIPESIM GOAL y NET de Schlumberger (BJ), PROSPER-GAP de 
Petroleum Expert, WELLFLO-FIELDFLO-ReO de Weatherford (EPS), etc. 
Para el desarrollo del presente proyecto se usara el software PIPESIM de Schlumberger. 
Descripción del software de análisis nodal 
El software PIPESIM constituye una forma minuciosa, rápida y eficiente de ayudar a 
incrementar la producción y conocer el potencial de un yacimiento. PIPESIM no sólo 













tiene en cuenta el desempeño de la línea de flujo y de las instalaciones de superficie para 
proveer un análisis integral del sistema de producción. 
 Las aplicaciones típicas del modelo incluyen: 
 El diseño del pozo 
 Optimización de la producción diaria por cada pozo 
 Modelado del Inflow performance del pozo 
 Modelado del rendimiento de BES 
 Modelado  de  pozo  horizontal  (incluyendo  la  determinación  óptima  de longitud 
horizontal de terminación) 
 Diseño Pozos inyectores 
 Flujo anular y en la tubería 
 Modelado la sensibilidad de un diseño de pozo. 
Un modelo de flujo multifásico con capacidades de análisis del sistema. 
 Flujo multifásico en las líneas de flujo y oleoductos 
 Punto por punto de generación de perfiles de presión y temperatura 
 Cálculo de los coeficientes de transferencia de calor 
 Línea de flujo y modelos de funcionamiento del equipo (sistema de análisis) 
 Modelado la sensibilidad de un diseño de la tubería 
Además modelado de redes. 
A continuación se enlistan algunos datos requeridos para correr el simulador de análisis 
nodal. 
 Datos del yacimiento 
o Daño de la formación 
o Presión Promedio del yacimiento 
o Presión de fondo fluyente 
o Temperatura 
o Permeabilidad 
o Espesor de la arena productora 
o Porosidad 
o Radio de drenaje 
o Compresibilidad de la formación 
 
 Datos del Pozo 
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o Estado mecánico del pozo 
o Intervalo productor disparado 
o Temperatura de superficie 
 
 Datos de producción: 
o Producción de petróleo 
o Producción de agua 
o Relación Gas/Petróleo 
o Historial de producción 
o Presión de superficie 
 
 Datos del sistema de levantamiento artificial 
 Datos de los fluidos producidos 
o Gravedad especifica de los fluidos producidos 
o Relación de solubilidad (Rsi) 
o Presión de burbuja 
ANÁLISIS NODAL PARA LA OPTIMIZACIÓN DE SISTEMAS DE  BOMBEO 
HIDRÁULICO JET. 
Para la optimización de los sistemas de bombeo hidráulico jet, se ha usado el software 
BNJet, desarrollado por el Instituto Mexicano del Petróleo y que permite realizar una 
simulación con varias geometrías de bombas de diversos fabricantes para las condiciones 
dadas de la completación y el pozo para poder identificar la mejor bomba para el caudal 
que se quiere producir y las características del sistema hidráulico del campo. 
Los datos requeridos por el programa son los siguientes: 
Prueba de producción 
 Presión estática (Pws) 
 Presión de fondo fluyente (Pwf) 
 Caudal de petróleo (Qo) 
 Presión de burbuja (Pb) 
 Temperatura de fondo (Twf) 
 Temperatura de cabeza (Twh) 
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Fluidos de producción 
 Densidad del aceite 
 Densidad relativa del gas 
 Densidad relativa del agua 
 Relación Gas-Petróleo 
 Fracción de agua producida 
 Temperatura de medición 
 Presión de medición 
Estado mecánico 
Tubería - Casing 
 Profundidad (ft) 
 Diámetro interno (inch) 
 Diámetro externo (inch) 
 Profundidad media de los disparos (ft) 
 Profundidad de la Bomba (ft) 
 
Tipo de instalación:  
 Inyección por tubería de producción descarga por espacio anular 
Datos de operación 
 Contrapresión de descarga 
 Gasto máximo de operación 
 Presión máxima de operación 
 Temperatura de inyección 
Correlaciones 





 Relación de solubilidad (Rs) 
o Lasaster, Standing, Vazquez, Oistein, Zona Marina 
 Factor volumétrico del petróleo (o ) 
o Standing, Vazquez, Oistein 
 Viscosidad del petróleo (Uo) 
o Beggs – Robinson 
Correlaciones de Flujo Multifásico 
 Orkisewski 
 Hagerdon y Brown 
 Beggs – Brill 
 Duns – Ros 
 Poettman y Carpenter 
 Baxendell y Thomas 
 Facher y Brown 
 Mukherjee y Brill 
 
IPR 
 IPR general 
 IPR general (Oil + agua) 
El programa permite hacer la simulación usando las siguientes marcas de bomba. 
Selección del tipo de Bomba 
1. NATIONAL 
2. TRICO (KOBE) 
3. GUIBERSON-DRESSER 




Entre los resultados que proporciona el programa se encuentran: 
 La presión de succión de la bomba. 
 La identificación comercial de acuerdo a la marca (IDENT) 
 La presión superficial de operación de la instalación (POP) 
 El gasto de inyección (QI) requerido para producir el gasto de diseño establecido 
(QP) 
 El gasto de producción al cual se presenta la cavitación (QSC) 
 La potencia superficial requerida (HP) 
 La eficiencia con la que operará la bomba subsuperficial (EFBOMB) 
El programa despliega también resultados no numéricos. A continuación se explican 
brevemente el significado de cada uno de estos indicadores del software. 
 POP > POPMAX. Indica que la presión de inyección requerida para operar la 
instalación, es superior a la presión máxima de operación señalada como límite. La 
ventaja de especificar un límite de operación permite al programa interrumpir los 
cálculos al determinar esta condición, continuando con la siguiente bomba, esto 
evita tiempo de proceso innecesario. 
 QI > QIMAX. Indica que el programa ha determinado que para operar la 
instalación, se requiere un gasto de fluido motriz superior al establecido como gasto 
máximo de inyección. El programa al determinar esta condición suspende los 
cálculos para continuar con la siguiente bomba. Esto evita tiempo de proceso 
innecesario. 
 PI < PS. Indica que la presión de inyección al  nivel de la bomba es menor a la 
presión de succión de la bomba. Normalmente esta condición es poco probable que 
se presente, pero puede ocurrir si se desea instalar bombeo hidráulico en un pozo 
fluyente con alta presión de fondo fluyente. 
 PD < PS. Se presenta esta indicación cuando los gradientes de presión que 
determina el programa, no son lo suficientemente altos para producir una presión 
en la descarga de la bomba mayor a la presión de succión, o que la contrapresión en 
la descarga introducida como dato es menor a la que el sistema tendrá al estar 
operando bajo las condiciones establecidas. Esta indicación también puede aparecer 
en pozos con alta presión de fondo fluyente. 
 BOMBA CON CONDICIONES DE FLUJO SUBCRÍTICO. Este mensaje se 
presenta cuando el método seleccionado para el cálculo de los gradientes de 
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presión, determina que existe flujo subcrítico en el trayecto entre la profundidad 
media de los disparos y la profundidad de colocación de la bomba. 
 BOMBA CON GRADIENTES DE PRESIÓN FUERA DE RANGO. Este mensaje 
se presenta cuando el método seleccionado para el cálculo de los gradientes de 
presión, determina que estos se encuentran fuera de rango en el trayecto entre la 
profundidad media de los disparos y la profundidad de colocación de la bomba. 
 BOMBA SIN PRESIÓN DE SUCCIÓN. Este mensaje se presenta cuando la 
presión de fondo fluyente, no es lo suficiente para que el nivel de líquido llegue a la 
profundidad de colocación de la bomba. 
 CONDICIONES DE FLUJO SUBCRÍTICO EN LA DESCARGA. Este mensaje se 
presenta cuando el método seleccionado para el cálculo de los gradientes de 
presión, determina que existe flujo subcrítico en el trayecto entre la profundidad de 
colocación de la bomba y la cabeza del pozo. 
 GRADIENTE DE PRESIÓN FUERA DE RANGO EN LA DESCARGA. Este 
mensaje se presenta cuando el método seleccionado para el cálculo de los 
gradientes de presión, determina que éstos se encuentran fuera de rango en el 
trayecto entre la profundidad de colocación de la bomba y la cabeza del pozo. 
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CAPITULO  V 
ESTADO ACTUAL DEL CAMPO 
ESTADO ACTUAL DE LOS POZOS 
Para el desarrollo del presente estudio se han considerado los pozos del campo Sacha a los 
que se les hizo cambio de sistema de levantamiento de hidráulico a electrosumergible 
durante los últimos 4 años. Sin embargo se ha descartado pozos en los que el cambio ha 
sido realizado en una fecha muy cercana a este estudio, ya que se considero que realizar 
una comparación no sería acertado debido al poco tiempo de producción que tienen dichos 
pozos con el sistema electrosumergible. Una vez descartados estos pozos la lista final la 
conforman 13 pozos en los que el cambio de sistema se lo realizo entre diciembre 2008 y 
diciembre 2011. 
Si bien se ha seleccionado pozos con cambios no recientes, hay que señalar que para el 
estudio se usara la información más actualizada que se disponga. 
La siguiente tabla presenta la producción promedio que presentaban estos pozos cuando se 
encontraban produciendo mediante sistema hidráulico y el cambio que sufrió esta posterior 




Tabla 10.- Promedios de Producción actual (Sistema BES)  y anterior (Sistema 
Hidráulico) de los pozos analizados. 
# POZO ESTACIÓN 
TIPO 
LEV. 
ARENA BPPD BSW API GOR 
1 SACHA 08 N1 
PPH BT 93 65,30 24,00 127,30 
PPS U 150 84,00 23,80 281,00 
2 SACHA 51 N1 
PPH T 325 13,59 26,17 104,63 
PPS T 492 14,00 30,00 362,38 
3 SACHA 67B S 
PPH U 349 3,80 26,70 285,00 
PPS U 374 7,00 26,70 235,00 
4 SACHA 93 N2 
PPH U 203 46,95 25,90 313,25 
PPS Ui 96 45,04 25,32 771,35 
5 SACHA 99 A C 
PPH T 358 9,00 30,00 259,00 
PPS T 755 2,00 30,00 100,00 
6 SACHA 124 S 
PPH Hs 127 15,97 27,30 34,02 
PPS Hs 151 28,00 26,80 154,00 
7 SACHA 149 S 
PPH Hs 226 38,49 27,35 37,41 
PPS Ti 201 20,24 25,43 212,81 
8 SACHA 178 N2 
PPH Hi 445 74,87 26,40 20,31 
PPS Hs 160 56,21 18,13 57,53 
9 SACHA 180D N1 
PPH Ti 324 31,00 27,00 191,00 
PPS Ti 342 33,00 26,00 237,00 
10 SACHA 188 S 
PPH U 204 17,70 26,70 270,00 
PPS Ui 203 1,04 26,70 46,00 
11 SACHA 200 S 
PPH H 382 72,36 27,10 11,85 
PPS Hi 98 45,00 25,10 928,36 
12 SACHA 226 N2 
PPH Hi 681 43,00 22,00 -- 
PPS Hi 746 34,00 25,00 14,00 
13 SACHA 240D N2 
PPH Hi 272 80,00 27,10 24,00 
PPS Ti 250 3,00 22,32 1910,00 
 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
A fin de analizar la mayoría de los casos que se han presentado en los cambios de sistema 
de estos 13 pozos, se seleccionara una muestra de 4 pozos para un estudio detallado, para 




 Cambio de sistema y cambio de zona 
 Incremento de producción desde el cambio de sistema 
 Disminución de producción desde el cambio de sistema 
 Cambio de sistema sin cambio de zona 
Por ser considerados los más representativos de los casos mencionados, se seleccionó para 
su estudio a detalle los siguientes pozos: 
 Sacha 08 
 Sacha 51 
 Sacha 93 
 Sacha 124 
Pozo: Sacha – 08 
El pozo Sacha 08 entro en producción el año 1972 pertenece a la estación Sacha Norte 1, 
se encuentra ubicado a una distancia aproximada de 1 Km de la estación. 
Resumen Historial de Reacondicionamiento 
Arena "U"  (26’):  9385’ - 9389´ (4’)                                                              
    9404’ - 9426’ (22’) 
 
Arena "T”  (12’):  9636’ – 9648’ (12’)  
 
Arena Hollín (59’): 9784’ - 9789’ (5’) 
9798’ - 9808’ (8’) 
9832’ - 9850’ (18’)     
9870’ - 9882’ (12’) 
9888’ - 9902’ (14’)     
 
W.O.  # 1: 19 - Agosto -73. 
OBJETIVO:  Estimulación con acido para eliminar daño a Hollín ocasionado por lodo de 




W.O.  #  2: 11-Agosto-79. 
OBJETIVO:  Aislar zona de agua con tapón C.I.B.P. y estimular Hollín con 
repunzonamiento. No exitoso. 
 
PRUEBAS FECHA ZONA BPPD BSW API MET. PC Observación 
ANTES 05-Jul-79 H 542 80 27 PPF 32  
DESPUÉS 20-Ago-79 H 317 80 27 PPF 30  
 
W.O.  #  3: 03-Octubre-80. 
OBJETIVO: Completar cemento en Basal Tena. Aislar entrada de agua en Hollín con 
empacadura permanente F-1. Completar densidad de disparos en “U” y “T”. Punzonar 
Basal tena y evaluar. (Correr registros de cementación). 
No se pueden operar camisas deslizables. Se prepara un programa corto para cambiar 
completación. 
 
W.O.  #  4: 01-Febrero-81. 
OBJETIVO:  Reemplazar tubería de completación que no permite operar las camisas. 
Exitoso se incrementan 327 BPPD. 
 
W.O.  #  5: 13-Enero-83. 
OBJETIVO: Aislar entrada de agua a Hollín con cementación forzada y hacer 
instalaciones de Cavidad Kobe. 
Se bajo BSW de 86 % a 4%. Este pozo corresponde al sistema hidráulico fase 2 cuando 
fluya por este sistema se reportara una prueba. 
 
W.O.  #  6: 23-Noviembre-2001. 
OBJETIVO: Cambio de completación por daño en cavidad. 
 
W.O.  #  7: 01-Diciembre-2003. 
OBJETIVO: Cambio de completación por comunicación Tubing – Casing. 





W.O.  #  8: 17-Noviembre-2007. 
OBJETIVO: Cambio de completación hidráulica por daño en cavidad. 
Trabajo exitoso, se recuperó la producción de 350 BPPD. 
 
W.O. # 9: 27-Diciembre-2009. 
OBJETIVO: Evaluar arena “U” y completar de acuerdo a resultados. 
Bajan BHA de evaluación en tubería de 3 ½” midiendo, calibrando  y probando, evalúan 
arena “U”, todo OK.  
Luego realizan B’UP con resultado: TBR=1762, BFPD=552, BPPD=259, BSW=52%, 
THE=145, SAL=3700 PPMCL. 
Bajan BHA  definitivo en tubería de 3 ½”.  Con  niple campana 2 7/8”, std valve 2.25, x-
over 2 7/8” x 3 ½”, la bajan midiendo, calibrando y probando con 3000 psi cada 20 
paradas, hasta 9325´. Se arma equipo BES: centralizador de 7”, sensor smartguard 
serie540, 2 protectores, separador de gas y 2 bombas TD-850. Trabajo satisfactorio, 
produce de arena “U” con un aporte de +/- 150 BPPD. 
 
PRUEBAS FECHA ZONA BPPD BSW API MET. PC Observación 
ANTES 31-oct-09 BT    PPH  Cerrado alto BSW 









Figura 19. Diagrama actual del pozo Sacha 08 
 





Análisis Nodal del Pozo Sacha 08 
Tabla 11. Parámetros de la completación con Sistema Hidráulico (Anterior) 
POZO SACHA 08 
ARENA PERFORACIONES TEMPERATURA DE FONDO TEMPERATURA DE CABEZA 
 Pies (MD) °F °F 
BASAL TENA 8660 – 8672 181 95 
TRAYECTORIA KOP 1 MÁXIMA DESVIACIÓN KOP 2 
 Pies Pies Grados Pies 
Vertical - - - - 
PRESIONES 
RESERVORIO FLUYENTE BURBUJA CABEZA IP(B’Up) IP (Actual)* 
Psi Psi Psi Psi May - 2003 -- 
1038 826 807 100 4,03 1,5 
PRODUCCIÓN (Ultima Prueba) 
FLUIDO OIL BSW API GOR GAS SGgas SGagua 
BFPD BPPD % °API Pcn/Bn MPCD   
238,47 92,5 65,3 24 127,3 11,77 1,099 1,03 
BOMBA Y CONDICIONES DE OPERACIÓN 
TIPO DE BOMBA PROFUNDIDAD FLUIDO MOTRIZ 
JET CLAW Pies TIPO Presión Iny. Q Iny. API Iny. 
9I 8342 Petróleo 3500 1024 24 
*Determinado Mediante Análisis Nodal 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Tabla 12. Parámetros de la completación con BES (Actual) 
POZO SACHA 08 
ARENA PERFORACIONES TEMPERATURA DE FONDO TEMPERATURA DE CABEZA 
 Pies (MD) °F °F 
U 9385 – 9425 211 95 
TRAYECTORIA KOP 1 MÁXIMA DESVIACIÓN KOP 2 
 Pies Pies Grados Pies 




RESERVORIO FLUYENTE BURBUJA CABEZA IP (B’Up) IP (Actual)* 
Psi Psi Psi Psi Dic - 2009 -- 
1770 1511 1175 60 2,13 2,13 
PRODUCCIÓN (Ultima Prueba) 
FLUIDO OIL BSW API GOR GAS SGgas SGagua 
BFPD BPPD % °API Pcn/Bn MPCD   
938,67 150 84 23,8 281 42,15 1,138 1,03 
CONDICIONES DE OPERACIÓN DE LA BOMBA 
TIPO ETAPAS FRECUENCIA VOLTAJE AMPERAJE PROFUNDIDAD 
WoodGroup N° HZ Voltios Amperios Pies 
TD-850 324 57 1114 85,5 8467 
Rango de operación Q MIN 400 Q MAX 1150 
*Determinado Mediante Análisis Nodal 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
 
Gráfico 1.- Curvas características de la bomba TD-850 





Gráfico 2. Análisis Nodal Sacha - 008 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
Historial de Producción 
 
Gráfico 3. Historial de Producción Sacha 08 
FUENTE: Secretaría de Hidrocarburos 
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W.O. #9 Cambio PPH a PPS 
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Análisis y Resultados del cambio de Sistema: 
Completación Hidráulica (anterior). El análisis nodal de la completación hidráulica se 
lo realizo con los parámetros y comportamiento que presentaba el pozo a Julio de 2009, 
cuando el pozo se hallaba produciendo de la zona BT. 
Este análisis  reflejo un índice de productividad IP(L) de 1.5 BFPD/PSI para “BT” 
comparando este valor con el del último B’ Up tomado en el año 2003 (IP(L) = 4 
BFPD/PSI (Tabla 11)), se puede considerar que existe presencia de daño en la 
formación. 
Por las características del reservorio y la completación instalada, se puede simular 
ciertas posibilidades de optimización del sistema hidráulico, se han analizado las 
siguientes alternativas: 
1. INCREMENTAR LA PRESIÓN DE INYECCIÓN DE 3500 PSI A 3800 PSI:  
Como resultado de esto se obtuvo un incremento de la producción  del 18 % de 92 
a 113 BPPD  
 
2. MANTENER LA PRESIÓN DE INYECCIÓN (3500 PSI) Y OPTIMIZAR LA 
GEOMETRÍA DE LA BOMBA: 
Como resultado se obtuvo que para las condiciones que presentaba el pozo la mejor 
geometría sería: 
 Área de la Boquilla (AN): 0,0177 plg
2
 
 Area de la Garganta (At): 0,0380 plg
2
 
Con esto se obtuvo un incremento de producción del 30% de 92 a 133 BPPD  
  
3. USAR LA GEOMETRÍA OPTIMIZADA Y CAMBIAR LA PRESIÓN DE 
INYECCIÓN A 3800 PSI : 
Con esta alternativa se obtuvo un incremento de la producción del 39% 92 a 153 
BPPD. 
 
De estos resultados se deduce que la mejor alternativa de optimización para el sistema 
hidráulico instalado, habría sido el cambio de geometría y el incremento de la presión 
de inyección a 3800 PSI para lograr una producción máxima de 153 BPPD 
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Completación  BES (actual). El pozo entro al W.O. # 9 en diciembre 2009 cuyo 
objetivo fue evaluar la arena “U”, los  resultados obtenidos se consideraron positivos y 
se decidió cambiar de zona productora de “BT” a “U” cambiando también el sistema de 
levantamiento a bombeo electrosumergible, se instalo una bomba TD-850. 
Una vez puesta en producción la arena “U” e instalado el equipo BES, el promedio de 
producción de la nueva zona se estabilizo en unos 140BPPD, sin embargo hay que 
señalar que la producción de agua se incremento a 800 BPD, ya que el reservorio “U” 
posee un corte de agua del 83%. 
En la grafica de producción se observa un incremento del BSW, esto es debido al 
cambio de zona de “BT” a “U”, ya que la arena “U” produce con un BSW promedio de 
80% valor que se mantiene prácticamente constante. 
Para el análisis nodal se tomaron los parámetros y comportamiento que presentaba el 
pozo en diciembre de 2009, que es el último mes que el pozo produjo de la arena “BT” 
y usando el sistema hidráulico. 
Mediante el análisis nodal se determino que el comportamiento actual del pozo 
corresponde a un valor de IP(L) = 2.13 que es el mismo de la prueba de B’Up (Tabla 12), 
es decir el análisis nodal refleja el mismo comportamiento exhibido por el pozo en la 
prueba de B’Up.  
Se determino también que la bomba se encuentra operando hacia la derecha del rango 
de eficiencia para esta bomba que es de 400 - 1150 BPD (Gráfico 1) por lo que se 
encuentra soportando desgaste por empuje ascendente (Upthrust) lo que provocara un 
deterioro prematuro del equipo.  
El comportamiento de la arena “U” en el Sacha 08 ha sido influenciado por la cercanía 
del pozo Inyector N° 1, ubicado a una distancia aproximada de 2,5Km hacia el noroeste 
del Sacha 08 y que inunda la formación “U” lo que ha ayudado a mantener la presión y 
tener valores altos de IP en esta arena,  estos factores provocaron resultados 
satisfactorios en la evaluación de esta arena situación que respaldo la decisión del 
cambio de zona y la completación con BES, pese a esto hay que señalar que el aumento 
en la producción de petróleo no ha sido significativo y  sumado al alto corte de agua con 
que produce la arena “U”, ha dado como resultado que el cambio de sistema no haya 
sido positivo en este pozo, especialmente si se compara con los resultados que habrían 
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podido obtenerse optimizando el sistema hidráulico. Es decir se pudo haber evitando el 
costo que supuso la instalación del equipo BES y el manejo de altos volúmenes de agua 
que dio como consecuencia la puesta en producción de la arena “U”. 
Pozo: Sacha – 51 
El pozo Sacha 51 entro en producción el 2 de Abril de 1973, pertenece a la estación Sacha 
Norte 1, se encuentra ubicado a una distancia aproximada de 5 Km de la estación. 
Resumen Historial de Reacondicionamiento 
"HOLLIN"  (10’):  9882’ - 9892’ (10’) 4 DPP 
 9896’ - 9908’ (12’) SQZ 
 9918’ - 9924’ (6’) SQZ 
 
Arena "T"  (66’):  9660’ - 9670’ (10’) 
 9680’ - 9694’ (14’) 
 9698’  9740’ (42’) 
 
Arena "U"  (36’):  9480’ - 9516’ ( 36’ ) 
Producción inicial 
FECHA ZONA BPPD BSW API MET. Observación  
9-ABR-73 U+T+H 1568 20 22 FN PC=160 psi 
17-AGO-73 U+T 984 60 28.8 FN NR 
 
W.O.  # 1: 31-Enero-1975. 
OBJETIVO:  Asentar tapón  CIBP @ 9914’, Sqz @ Hollín, Repunzonar H+T+U, 
fracturar  arena U 
 
W.O.  # 2: 14-Enero-1984. 
OBJETIVO:  Realizar sqz y acidificación @ Hollín inferior 
Trabajo exitoso se reduce el corte de agua y se incrementa la producción en 2319 BPPD. 
 
W.O.  # 3: 11-Enero-1987. 
OBJETIVO:  Cambio de BHA por cavidad mala 
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No exitoso, Hollín superior no aporta, las pruebas de producción antes de W.O, 
posiblemente fueron de las arenas Hollín y Napo (conjuntamente) por falla de empacaduras 
superior,  que permitía el flujo de Napo, Próximo W.O. se recomienda fracturara Hs. 
 
W.O.  # 4: 24-Agosto-1989. 
OBJETIVO:   Cambio de completación 
No exitoso, Hollín superior no aporta, las pruebas de producción antes de W.O, 
posiblemente fueron de las arenas Hollín y Napo (conjuntamente) por falla de empacaduras 
superiores  que permitían el flujo de Napo, Se analizará posible estimulación (sin torre) @  
H superior. 
 
W.O.  # 5: 13-Enero-1990. 
OBJETIVO:  Cambio de BHA para recuperar pescado de wire line 
Luego de W.O. # 5, el pozo no aporta con bomba Jet  ni Pistón, se realiza tratamiento  con 
solventes  sin torre  por tener emulsión  el  26-Ene-90. 
 
W.O.  # 6: 16-Junio-1991. 
OBJETIVO:  Cambio de BHA por bomba atascada. 
Trabajo exitoso se incrementa la producción  en 820 BPPD. Se encuentra escala en cavidad 
y bomba, se hará INHIBICIÓN ANTI-INCRUSTACIONES. 
 
W.O.  # 7: 12-Mayo-1996. 
OBJETIVO:  Cambio de BHA por cavidad dañada. 
Trabajo exitoso producción normal, se ahorra consumo de 15 gal/día de químico. Tubos 
paralelos de producción  de la cavidad rotos por corrosión. Se corre  registro CSG presenta 
corrosión normal. 
 
W.O.  # 8: 13-mayo-2009. 
OBJETIVO: Cambio de completación por comunicación Tubing – Casing (tubing roto) 
 
W.O.  # 9: 18-Enero-2010. 




Figura 20. Diagrama Actual del Pozo Sacha - 51 
 
 




Análisis Nodal del pozo Sacha 51 
Tabla 13.  Parámetro de la completación con Sistema Hidráulico (Anterior) 
POZO SACHA 51 
ARENA PERFORACIONES TEMPERATURA DE FONDO TEMPERATURA DE CABEZA 
 Pies (MD) °F °F 
T 9660 – 9740 205 90 
TRAYECTORIA KOP 1 MÁXIMA DESVIACIÓN KOP 2 
 Pies Pies Grados Pies 
Vertical - - - - 
PRESIONES 
RESERVORIO FLUYENTE BURBUJA CABEZA IP (B’Up) IP (Actual)* 
Psi Psi Psi Psi Abr – 2003 Mar – 2012 
1787 1593 1310 110 3,58 1 
PRODUCCIÓN (Ultima Prueba) 
FLUIDO OIL BSW API GOR GAS Sggas Sgagua 
BFPD BPPD % °API Pcn/Bn MPCD   
376 325 13,59 26,17 104,63 36,43 1,2518 1,03 
BOMBA Y CONDICIONES DE OPERACIÓN 
TIPO DE BOMBA PROFUNDIDAD FLUIDO MOTRIZ 
Jet Pies TIPO Presión Iny. Q Iny. API Iny. 
Kobe A-9 9286 Petróleo 3300 2240 25 
*Determinado mediante Análisis Nodal 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Tabla 14. Parámetros de la completación con BES (Actual) 
POZO SACHA 51 
ARENA PERFORACIONES TEMPERATURA DE FONDO TEMPERATURA DE CABEZA 
 Pies (MD) °F °F 
T 9660 – 9740 205 100 
TRAYECTORIA KOP 1 MÁXIMA DESVIACIÓN KOP 2 
 Pies Pies Grados Pies 
Vertical - - - - 
PRESIONES 
RESERVORIO FLUYENTE BURBUJA CABEZA 
Psi Psi Psi Psi 
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1787 1593 1310 110 
PRODUCCIÓN (Ultima Prueba) 
FLUIDO OIL BSW API GOR GAS SGgas SGagua 
BFPD BPPD % °API Pcn/Bn MPCD   
571,80 491,6 14 29,9 362,38 178,14 1,257 1,03 
CONDICIONES DE OPERACIÓN DE LA BOMBA 
TIPO ETAPAS FRECUENCIA VOLTAJE AMPERAJE PROFUNDIDAD 
Centrilift N° HZ Voltios Amperios Pies 
P12 330 57 2305 60 9307 
Rango de operación Q MIN 676 Q MAX 1400 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
Gráfico 4. Análisis Nodal Sacha 51 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 




















IPR (T) Jet Kobe A-9 (Original) Jet Guiberson D5 (Optimizada) BES P12
 93 
 
Historial de Producción  
 
Gráfico 5.- Historial Producción Sacha -51 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
Análisis y Resultados del cambio de Sistema: 
Completación Hidráulica (anterior). El análisis nodal de la completación hidráulica se 
lo realizo con los parámetros y comportamiento que presentaba el pozo a Mayo 2010. A 
esta fecha se encontraba instalada una bomba Jet Kobe A-9 a una presión de inyección 
3300 PSI. 
Mediante el  análisis  nodal se determino que el IP(L) ha descendido a un valor  de 1 
BFPD/PSI desde la última prueba de B’Up donde presento un valor de 3.8 BFPD/PSI, 
que puede ser ocasionado por un daño de la formación.  
Se estudio la posibilidad de optimización del sistema hidráulico a las condiciones 
existentes previo al cambio de completación, para esto se analizo varias alternativas 
como el cambio de geometría o presión de operación, sin embargo la mayoría de las 
alternativas resultaron ser poco aplicables ya que exigían una presión de operación muy 
alta o provocaban que la bomba hidráulica trabaje muy cerca de la zona de cavitación. 
La única alternativa viable fue el cambio de geometría de la bomba a una con las 
siguientes características: 






















































































Sacha  - 51 
bppd bfpd bapd
W.O. #9 Cambio PPH a PPS 
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 Area de la Garganta (At): 0,0380 plg
2
 
Con esta geometría la bomba puede operar a una presión de inyección de 3500PSI para 
dar una producción de 340 BPPD, es decir un 8% de incremento, con esto además se 
logra un ahorro de fluido motriz del 5%.  
Si bien la optimización es posible hay que señalar que el incremento de producción  no 
es muy significativo, además posteriores optimizaciones requerirían un aumento de la 
presión de inyección llevando a la bomba a operar cerca de la zona de cavitación. 
Completación  BES (actual). El pozo Sacha 51 entro en W.O. # 9 para recuperar la 
bomba hidráulica que se había quedado atascada, luego de realizar la limpieza al pozo y 
evaluar la arena se decidió el cambio de sistema de levantamiento al sistema 
electrosumergible finalizando el W.O. en enero de 2010. 
El primer año posterior al cambio de sistema se logro un aumento importante de la 
producción alcanzando un máximo de 800 BPPD (Que es la tasa fijada por la ARCH 
para este pozo) es decir un 45% de incremento respecto del sistema hidráulico. Luego 
de este periodo la producción comienza a caer hasta llegar a un promedio actual de 
500BPPD, este comportamiento puede ser efecto de un mal funcionamiento del equipo 
por problemas de escala tomando en cuenta que en este pozo estos problemas han sido 
frecuentes debido a la característica incrustante del fluido. El problema de producción 
de escala es el taponamiento ya sea de la tubería o en la bomba lo que causa una 
restricción en el flujo del fluido, provocando un trabajo anormal de la bomba 
(Downthrust) es decir hacia la izquierda del rango de eficiencia. 
El análisis nodal confirmo esta sospecha ya que reflejo un funcionamiento anormal del 
equipo. 
Hay que destacar también que durante todo el tiempo que ha estado funcionando la 
bomba BES el corte de agua se ha mantenido constante. 
Para el tiempo de operación del equipo BES (Aproximadamente 900 días a la fecha de 
este estudio) el comportamiento de este puede considerarse bueno, ya que no han 
existido problemas graves, es decir el equipo ha funcionado con regularidad. 
En síntesis se puede decir que el cambio de sistema ha sido positivo para este pozo, ya 
que se ha logrado casi duplicar la producción que se tenía anteriormente y la que se 
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podría haber obtenido con una optimización del sistema hidráulica además se ha logrado 
un buen control de la producción de agua. 
Pozo: Sacha – 93 
El pozo Sacha 93 entro en producción el año 1980, pertenece a la estación Sacha Norte 2, 
se encuentra ubicado a una distancia aproximada de 4 Km de la estación. 
Resumen de Historial de Reacondicionamiento 
 
W.O. # 01: 18 -Noviembre -86. 
OBJETIVO: Aislar entrada de agua con cementación forzada  a Hollín. Cambiar de 
PPF @ PPH. Trabajo exitoso, se incrementó 1381 BPPD. 
 
W.O. # 02: 11 -Enero-91. 
OBJETIVO: Cambio de completación por bomba atascada.  
Trabajo exitoso, se incrementó 723 BPPD. 
 
W.O. # 03: 17 -Marzo -93. 
OBJETIVO: Cambio de BHA por bomba no recuperable + Estimulación a U. Producir 
por PPH. 
 
W.O. # 04: 16 -Enero -02. 
OBJETIVO: Cambio de BHA por cavidad en mal estado. 
Trabajo exitoso, se incrementó 170 BPPD sobre la producción antes del 
reacondicionamiento. 
 
W.O. # 05: 14 -Diciembre-03. 
OBJETIVO: Cambio de BHA por cavidad en mal estado. 
 
W.O. # 06: 17 -Junio-10. 
OBJETIVO: Repunzonar arena "U". Cambio de sistema de levantamiento de PPH 




Prueba Fecha Arena método BPPD BSW RGP API Pc 
Antes 02-jun-10 U PPH 211 30.82 
 
26.5 175 




Figura 21. Completación Actual Sacha 93 




Análisis Nodal del pozo Sacha 93 
Tabla 15. Parámetro de la completación con Sistema Hidráulico (Anterior) 
POZO SACHA 93 
ARENA PERFORACIONES TEMPERATURA DE FONDO TEMPERATURA DE CABEZA 
 Pies (MD) °F °F 
U 9476 – 9509 207 90 
TRAYECTORIA KOP 1 MÁXIMA DESVIACIÓN KOP 2 
 Pies Pies Grados Pies 
Vertical - - - - 
PRESIONES 
RESERVORIO FLUYENTE BURBUJA CABEZA IP (B’Up) IP (Actual)* 
Psi Psi Psi Psi May – 2010 -- 
1346 1070 1175 80 1,29 1,29 
PRODUCCIÓN (Ultima Prueba) 
FLUIDO OIL BSW API GOR GAS SGgas SGagua 
BFPD BPPD % °API Pcn/Bn MPCD   
329 230 32 27 127 29,11 1,1324 1,03 
BOMBA Y CONDICIONES DE OPERACIÓN 
TIPO DE BOMBA PROFUNDIDAD FLUIDO MOTRIZ 
Jet Claw Pies TIPO Presión Iny. Q Iny. API Iny. 
9H 9334 Petróleo 3500 1042 25 
*Determinado mediante Análisis Nodal 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Tabla 16. Parámetros de la completación con BES (Actual) 
POZO SACHA 93 
ARENA PERFORACIONES TEMPERATURA DE FONDO TEMPERATURA DE CABEZA 
 Pies (MD) °F °F 
U 9476 – 9509 207 93 
TRAYECTORIA KOP 1 MÁXIMA DESVIACIÓN KOP 2 
 Pies Pies Grados Pies 




RESERVORIO FLUYENTE BURBUJA CABEZA 
Psi Psi Psi Psi 
1346 1070 1175 110 
PRODUCCIÓN (Ultima Prueba) 
FLUIDO OIL BSW API GOR GAS SGgas SGagua 
BFPD BPPD % °API Pcn/Bn MPCD   
207 114 45 25 771 87,7 1,138 1,03 
CONDICIONES DE OPERACIÓN DE LA BOMBA 
TIPO ETAPAS FRECUENCIA VOLTAJE AMPERAJE PROFUNDIDAD 
Reda N° HZ Voltios Amperios Pies 
D725N 426 64 2300 39,5 9292 
Rango de operación Q MIN 325 Q MAX 925 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
Gráfico 6. Curvas características de la bomba D725N 





Gráfico 7. Análisis Nodal Sacha 93 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
Historial de producción 
 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 






















IPR (U) Claw 9H PI= 3500 PSI BES D725N (Actual)










































































































Gráfico 8. Sacha 93 - Comportamiento del GOR de la arena U 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
Análisis y Resultados del cambio de Sistema: 
Completación hidráulica (anterior). El análisis nodal de la completación hidráulica se 
lo realizo con los parámetros y comportamiento que presentaba el pozo a mayo 2010, 
cuando el pozo se hallaba produciendo de la zona Napo “U” y que es el último mes que 
el pozo produjo con sistema hidráulico. 
Par esto se uso los datos del último B’ Up, que fue tomado en el mismo mes (Tabla 15), 
por lo que se consideran completamente confiables y que reflejan el comportamiento del 
pozo a esa fecha.  
Efectivamente el análisis nodal reflejo el comportamiento que presentaba el pozo, dando 
un punto de producción de 330 BPD con la bomba Claw 9H a una presión de inyección 
de 3500 PSI. 
Como en el caso anterior se analizo la posibilidad de optimización del sistema, se 
considero la posibilidad de incrementar la presión de inyección de a  3800 PSI, sin 
embargo eta opción se descarto ya que no significo un gran a incremento en la 
producción. 
Adicionalmente se analizo alternativas para optimizar la geometría de la bomba, se 
determino que la mejor geometría que podía seleccionarse para las condiciones del 














































































































Comportamiento del GOR - Zona U 
W.O.#6 Cambio PPH a PPS 
Oct 2011: Se reporta una 
caída del amperaje 
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 Área de la Boquilla (AN): 0,0241 plg
2
 
 Area de la Garganta (At): 0,0531 plg
2
 
Para fines del análisis se uso la Guiberson E7, esta bomba puede operar a una presión de 
inyección de 3000 PSI, es decir a una presión menor que la bomba anterior. Al ser baja 
la presión de operación, deja también la posibilidad de nuevas optimizaciones en un 
futuro, mediante un incremento de la presión de inyección, sin llegar a presiones 
excesivamente altas. 
Haciendo estos cambios se logro un aumento en la producción de petróleo del 25% de 
230 a 290BPPD 
 
Completación  BES (actual).El pozo se encuentra produciendo con sistema de bombeo 
electrosumergible desde el 7 de Junio de 2010 (WO #6) hasta la fecha. 
Para el análisis nodal y a fin de determinar el comportamiento actual del pozo, se usaron 
datos promedio de las últimas pruebas de producción realizadas al pozo, y datos del 
último B’Up (Tabla 15). 
Una vez que se hizo el cambio a sistema electrosumergible se logro una producción 
promedio de 320BPPD, sin embargo esta producción se mantuvo por 4 meses 
únicamente, hasta mediados de febrero 2011, fecha en la comienza una caída progresiva 
de la producción hasta llegar a un promedio de 114BPPD en la actualidad. 
Como consta en el historial de WO, en el WO #6 se realizo un repunzonamiento de la 
arena “U” (9488 – 9509), por lo que se puede considerar poco probable un daño de 
formación como posible causa de la caída de producción. 
Al revisar el historial de producción del pozo y contrastarlo con el comportamiento del 
GOR (Gráfico 8) se puede observar un incremento progresivo del GOR desde marzo 
2011, fecha en la que empieza a bajar la producción de fluidos (agua y petróleo) esta 
tendencia se mantuvo, la producción de petróleo bajo considerablemente y se ha 
mantenido en un promedio de 100BPPD desde entonces. 
Este incremento del GOR es efecto de la baja presión de fondo (Pwf) a la que operaba el 




El equipo electrosumergible no está diseñado para manejar cantidades de gas muy altas, 
esto se refleja en superficie como un descenso en el consumo de amperaje de la bomba, 
como consecuencia de la excesiva presencia de gas dentro de la bomba, en el caso del 
Sacha 93, el descenso en el consumo de amperaje se dio en octubre 2011, luego de un 
mes el equipo se apago debido a la alta producción de gas. 
En noviembre de 2011 se apago la bomba y el pozo entro en WO, lastimosamente no 
disponemos de los detalles sobre este trabajo, únicamente fue reportado que se bajo el 
mismo equipo (D725N, 426 etapas), por lo que podemos suponer que el objetivo del 
WO fue el reemplazo del separador de gas por uno de mayor capacidad de manejo de 
gas, que pueda lidiar con los valores altos de GOR que existen actualmente y para los  
que obviamente el equipo no estaba diseñado inicialmente, y que se habría visto muy 
afectado e incluso correr el riesgo de dañarse de haber continuado operando bajo estas 
condiciones. 
Para ilustrar el efecto del cambio del GOR en la producción del Sacha 93 con bombeo 
electrosumergible se ha realizado la siguiente simulación analizando los cambios en el 
GOR que se dieron entre junio 2010 y junio 2012 y considerando que el equipo dispone 












































a, en la zona de desgaste por empuje descendente (Downtrhust) por lo que es de 
esperarse un desgaste anticipado del equipo. 
Cabe destacar que el funcionamiento inicial del equipo fue bueno y se logro incrementar 
la producción de petróleo y de haberse mantenido las condiciones para las que fue 
diseñado el equipo se habría logrado un incremento importante de la producción. 
Evidentemente el incremento acelerado del GOR a afectado el funcionamiento del 
equipo electrosumergible, haciendo que el cambio de sistema no haya resultado en un 
incremento de la producción del Sacha 93. Debido a su mayor capacidad de manejo de 
gas, el sistema hidráulico aportaba una producción superior a la producción actual, 
incluso este sistema presentaba un buen potencial de optimización que pudo haber sido 
aprovechado y originado mejores resultados como se refleja en la grafica (Gráfico 7). 
Pozo: Sacha – 124 
El pozo Sacha 124 entro en producción el año 1992, pertenece a la estación Sacha Sur, se 
encuentra a una distancia aproximada de 1,5 Km de la estación. 
Resumen de Historial de Reacondicionamiento 
 
Hollin Inferior (Hi)  : 9840’ – 9850 (10’). 
 
Hollin Superior (Hs)  : 9808’ – 9817’ (9’). 
 





W.O. # 1: 03 – marzo – 94. 
OBJETIVO:  Cambio de flujo natural a levantamiento por bombeo hidráulico. 
 
W.O. # 2: 21 – marzo – 94.     
OBJETIVO:  Cambio de completación por empacaduras desasentadas. 
 
W.O. # 3: 10 – junio – 95.   
OBJETIVO: Cambio de completación por bomba no recuperable por recirculación ni 
pesca. 
 
W.O. # 4: 26 – junio – 98.     
OBJETIVO:  Cambio de completación por cavidad en mal estado. 
 
W.O. # 5: 14 – diciembre – 08.     
OBJETIVO: Cambio de completación por empacadura desasentada, para evaluar sin torre 
arenas: Hs y U. 
 
W.O. # 6: 08 – junio – 09.    
OBJETIVO: Cambio de sistema de levantamiento artificial, de PPH a PPS. 
PRUEBA  FECHA ZONA MET. BPPD BSW API OBSERV. 
ANTES 30-may-09 Hs PPH 288 12 29 JET-9A 
 
PRUEBA  FECHA ZONA MET. BPPD BSW API PINT OBSERV. 
DESPUES 11-jun-09 Hs PPS 224 5 29 835 TD-300 





Figura 22. Completación Actual Sacha 124 
 
FUENTE: Secretaría Hidrocarburos 
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Análisis nodal del pozo sacha 124 
Tabla 17. Parámetro de la completación con Sistema Hidráulico (Anterior) 
POZO SACHA 124 
ARENA PERFORACIONES TEMPERATURA DE FONDO TEMPERATURA DE CABEZA 
 Pies (MD) °F °F 
Hs 9808 – 9817 206 93 
TRAYECTORIA KOP 1 MÁXIMA DESVIACIÓN KOP 2 
 Pies Pies Grados Pies 
Vertical - - - - 
PRESIONES 
RESERVORIO FLUYENTE BURBUJA CABEZA IP (B’Up) IP (Actual)* 
Psi Psi Psi Psi Dic – 2008 -- 
2954 1809 550 110 0,13 0,11 
PRODUCCIÓN (Ultima Prueba) 
FLUIDO OIL BSW API GOR GAS SGgas SGagua 
BFPD BPPD % °API Pcn/Bn MPCD   
151 127 15,97 27,3 34,02 9 1,3511 1,03 
BOMBA Y CONDICIONES DE OPERACIÓN 
TIPO DE BOMBA PROFUNDIDAD FLUIDO MOTRIZ 
Kobe Pies TIPO Presión Iny. Q Iny. API Iny. 
A3 9198 Petróleo    
*Determinado mediante Análisis Nodal 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Tabla 18. Parámetro de la completación con BES (Actual) 
POZO SACHA 124 
ARENA PERFORACIONES TEMPERATURA DE FONDO TEMPERATURA DE CABEZA 
 Pies (MD) °F °F 
Hs 9794 – 9816 207 95 
TRAYECTORIA KOP 1 MÁXIMA DESVIACIÓN KOP 2 
 Pies Pies Grados Pies 
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Vertical - - - - 
PRESIONES 
RESERVORIO FLUYENTE BURBUJA CABEZA 
Psi Psi Psi Psi 
2954 1809 550 115 
PRODUCCIÓN (Promedio) 
FLUIDO OIL BSW API GOR GAS SGgas SGagua 
BFPD BPPD % °API Pcn/Bn MPCD   
194 151 28 26,8 154 23,41 1,1356 1,03 
CONDICIONES DE OPERACIÓN DE LA BOMBA 
TIPO ETAPAS FRECUENCIA VOLTAJE AMPERAJE PROFUNDIDAD 
WoodGroup N° HZ Voltios Amperios Pies 
TD-300 468 57 1355 46 9137 
Rango de operación Q MIN 200 Q MAX 450 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
 
Gráfico 10. Curvas características de la bomba TD-300 




Gráfico 11. Análisis Nodal Sacha 124 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
 
Historial de Producción 
 
Gráfico 12. Historial de producción Sacha 124 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 






























W.O.#6 Cambio PPH a PPS 
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Análisis y Resultados del cambio de Sistema 
Completación hidráulica (anterior). El pozo Sacha 124 se cerró en febrero de 2004 por 
bajo aporte de fluido y alto BSW de la arena “U”, posteriormente se detecto una 
comunicación TBG-CSG por una empacadura desasentada en diciembre 2004 desde 
esta fecha hasta diciembre 2008 el pozo estuvo cerrado. 
En diciembre 2008 el pozo entra al WO # 5 para cambiar la completación y evaluar las 
arenas “Hs” y “U”, al finalizar el trabajo se dejo produciendo el pozo de la arena “Hs” 
por bombeo hidráulico mediante unidad portátil MTU (Mobile Testing Unit). 
El análisis de la completación hidráulica se lo realizo con los parámetros y 
comportamiento que presentaba el pozo a mayo 2009. 
La bomba instalada era una Kobe A3, la producción promedio del pozo era de 125 
BPPD. Los resultados del análisis nodal reflejaron una leve disminución del IP(L) en la 
arena “Hs” con respecto al valor del último B’Up, esto es característico de la “Hs” 
debido al mecanismo de producción por empuje de agua lateral que posee esta arena y 
que ayuda a mantener la presión de reservorio. 
Como parte del análisis se estudio la posibilidad de optimizar la geometría de la bomba 
jet mediante la disminución de la relación de aéreas (R), ya que la profundidad de 
asentamiento de la bomba de 9198 pies permitía sacrificar un poco el levantamiento a 
fin de obtener mayor caudal, sin embargo debido al bajo comportamiento de afluencia 
del pozo, esto fue infructuoso, aun con el valor de R más bajo posible, obteniéndose 
caudales iguales al original. La única alternativa  posible de optimizar la producción del 
sistema hidráulico fue incrementar la presión de inyección, sin embargo esto suponía 
operar a una presión de inyección superior a los 3800PSI que es el valor máximo usado 
en el campo Sacha. 
Como conclusión se determino que la mejor opción de optimización posible era usar la 
misma geometría de la bomba (Kobe A3) e incrementar la presión de inyección a 3800 
PSI. Con esto se obtuvo un incremento en la producción de petróleo de 
aproximadamente el 8%, que se consideró poco significativa. 
Completación  BES (actual). En junio de 2009 el pozo entra al WO # 6 cuyo objetivo 
fue el cambio de sistema de levantamiento de hidráulico a electrosumergible, una de las 
razones para este cambio fue evitar el costo de alquiler de la unidad MTU que encarecía 
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la producción del pozo, motivo por el cual el pozo se cerró durante enero y febrero de 
2009 fechas en las que cayó el precio del crudo. Posteriormente el pozo se puso 
nuevamente en producción con MTU hasta junio de 2009 en que se inicio el WO # 6, 
desde esa fecha el pozo se encuentra produciendo por bombeo electrosumergible, la 
bomba instalada fue un a Woodgroup TD-300. 
Para el análisis nodal y a fin de determinar el comportamiento actual del pozo, se usaron 
datos promedio de las últimas pruebas de producción realizadas al pozo, y datos del 
último B’Up (Tabla 17, Tabla 18). 
Desde la fecha de instalación del equipo electrosumergible la producción se ha 
mantenido prácticamente constante en un promedio de 160 BPPD, durante la operación 
del equipo no sea han reportado mayores problemas, y la mayor parte del tiempo dentro 
del rango de eficiencia. Sin embargo de febrero a marzo 2012 el equipo empezó a 
funcionar anormalmente y finalmente en 12 marzo el equipo se apago luego de 
aproximadamente 1000 días de operación, se determino como causa de la falla, fases a 
tierra. 
Con estas consideraciones el análisis nodal de la completación electrosumergible se la 
realizo con los parámetros que mostraba el pozo los últimos meses del 2011, en los que 
se presenta un funcionamiento normal del equipo. 
Como resultado se obtuvo que el equipo se hallaba en buen estado y funcionando dentro 
del rango de eficiencia, produciendo un promedio de 150BPPD. 
Ante estos resultados se puede decir que el cambio de sistema en este pozo ha sido 
positivo para la producción de petróleo, sobre todo si consideramos que las condiciones 
que presentaba el pozo, con la completación anterior, ya no eran aptas para el bombeo 
hidráulico sino mas bien podían ser más favorables para el bombeo electrosumergible, 




TEORÍA SOBRE ANÁLISIS DE DECISIONES 
Desde el momento mismo en que un pozo es perforado para su explotación, la expulsión de 
los fluidos desde el yacimiento provoca también el agotamiento de la energía que posee el 
pozo para fluir hacia la superficie.  
El personal a cargo del manejo de un campo frecuentemente se enfrentara a la necesidad de 
seleccionar entre uno u otro sistema de levantamiento artificial para suplir este déficit de 
energía en el pozo, sin embargo los numerosos y variados requerimientos que presentan los 
diversos sistemas de levantamiento introducen un gran número de variables a ser tomadas 
en cuenta que dificultan la decisión sobre las opciones disponibles o pueden generar 
incertidumbre sobre la mejor decisión a tomar. 
 
Existen métodos que facilitan dicho análisis y en este capítulo se revisan y se identifica el 
más apropiado para realizar la valoración más acertada. 
FUNDAMENTOS DEL ANÁLISIS DE DECISIONES. 
De acuerdo a Seppala (2003) el tipo de problemas que se presentan en la valoración 
corresponden a los llamados Análisis de Decisiones Multi-Criterio (MCDM, por Multiple 
Criteria Decisión Making), que según Aragonés y Gómez-Senent (1997), son los casos que 
se presenta cuando se tiene que elegir entre un conjunto de alternativas, teniendo en cuenta 
distintos criterios o puntos de vista. 
 
Dentro del MCDM se han desarrollado un importante número de teorías y algoritmos para 
apoyar a los tomadores de decisiones y seleccionar la “mejor” alternativa cuando se tienen 
problemas  complejos  de  toma  de decisiones.  Todas  estas  teorías  están  basadas  en  la 
suposición de que los tomadores de decisiones procuran hacer elecciones racionales. 
Entendiendo por decisión racional como aquella que adopta la alternativa accesible 




Para el caso del siguiente estudio los tomadores de decisiones somos los autores de este 
trabajo. 
 
Aunque los métodos aplicados en cada análisis de decisiones pueden variar, Seppala 
(1999) reconoce el siguiente proceso general para todos los casos: 
 
1. Estructuración del problema 
2. Construcción del modelo de decisión/preferencia 
3. Análisis de sensibilidad 
 CONCEPTO DE CRITERIOS 
Es importante señalar que la mayoría de la literatura existente sobre lo que es o debe ser un 
criterio está desarrollada en el campo de la administración de empresas, esto surgió, en un 
primer momento, de la necesidad de visualizar hacia donde se dirige la empresa 
 
El termino criterio tiene su origen en el vocablo griego “kritherion” que significa “juzgar”.  
 
La Real Academia Española define la palabra criterio como: 
“La Norma, regla o pauta para conocer la verdad o la falsedad de una cosa.” 
 
Durante el desarrollo del presente estudio, se ha tomado el concepto de criterio de acuerdo 
a la siguiente definición: 
 “El criterio es una especie de condición subjetiva que permite concretar una elección. Se 
trata en definitiva, de aquello que sustenta un juicio de valor”. 
Una misma situación puede entenderse de formas distintas de acuerdo al criterio.  
Un criterio también es un requisito que debe ser respetado para alcanzar un cierto objetivo 
o satisfacer una necesidad.  
McConkey (1985) define los criterios como: 
“Una descripción especifica de un resultado final que se debe alcanzar. El criterio no dice 
cómo se va alcanzar, pero si indica el qué – resultado que debe alcanzarse – y el cuándo– 
la fecha tope en que debe lograrse.” 
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GENERACIÓN DE CRITERIOS 
En esta etapa se debe generar una lista de criterios que contenga todos los criterios que se 
considere necesarios para la resolución del problema, sin considerar si estos son poco o 
muy importantes para dicho efecto, ya que posteriormente la lista será depurada. 
Las teorías de Análisis de Decisiones Multi-criterio proponen diversos métodos para 
generación de criterios.  
Entre las principales tenemos: 
 Interacción 
 Tormenta de Ideas 
 Comités 
 Método Sinéctico 
 Grupo Nominal 
 Método Delphi 
 Método de Kawakita Jiro 
 Árbol de Decisiones 
 Diagramas Causa-Efecto 
Estas técnicas no son únicas y no serán descritas en este estudio. Debemos recordar que 
estas técnicas fueron desarrolladas para ser usadas dentro del campo de la administración 
de empresas.  
Para el desarrollo de esta etapa en el presente trabajo se seleccionaron una serie de 
variables y características técnicas propias de cada sistema de levantamiento, las cuales 
fueron sometidas a un proceso de refinamiento a partir de información consultada en textos 
de referencia, artículos técnicos y trabajos de grado dedicados al área del levantamiento 
artificial, con esto se obtuvo una lista inicial de criterios como base para el desarrollo de 
las siguientes etapas. 
 
DESCARTE DE CRITERIOS 
Una vez terminada la etapa de generación de criterios, puede que existan criterios que por 
algún motivo no sean útiles para la resolución del problema planteado. 
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En esta etapa se trata de identificar estos criterios, se eliminan del análisis aquellos 
criterios que por encontrarse repetidos en la lista de criterios, por ser de poca importancia o 
por complicar excesivamente dentro del contexto del problema, deban ser eliminados. Es la 
fase de depuración de la información generada en la etapa anterior. 




Figura 23. Esquema del proceso del Descarte de criterios 
FUENTE: CARVAJAL, O. 
Elaborado por: Jorge Guerrón – Danny Robalino 
 
Se debe cuidar que cada criterio no se encuentre redundante, que los criterios puedan ser 
descompuestos (Keeney - Raiffa, 1976), es decir, que puedan ser simplificados, y por 
ultimo deben ser mínimos de tal forma que las dimensiones del problema sean lo más 
pequeña posible. 
 
Se debe tener cuidado en descartar los criterios reales de aquellos pseudo criterios iniciales. 
Estos últimos estarán conformados por metas y restricciones, que se confunden con los 
criterios reales del problema. Esto ocurre con mucha facilidad cuando las relaciones entre 
los criterios no están claros (Keeney, 1994).  
Si 
No 
DESCARTE DE CRITERIOS 
Describir lo bueno y lo malo de cada 
criterio 





No se elimina 




MÉTODOS DE JERARQUIZACIÓN  
En problemas de decisión que tienen que ver con 2 o más criterios (multicriterio) los cuales 
están en conflicto entre sí, hace que para alcanzar la meta de seleccionar la alternativa 
prioritaria se realice un trueque entre los múltiples criterios, para facilitar el proceso se 
debe establecer la importancia relativa de cada uno de los objetivos para luego definir una 
estructura de preferencias entre las alternativas identificadas 
 
Para ayudar a la toma de decisiones se han desarrollados los llamados métodos de 
graduación (“outranking”), mediante el uso de estos se  puede  expresar, estricta  
preferencia,  indiferencia  o  ausencia  de  preferencia cuando se compara una alternativa 
con otra para cada criterio. 
 
[Raia, 1.989] establece que a los criterios se les puede asignar prioridades o cierta 
ponderación relativa, con el objeto de determinar una jerarquía de importancia o 
funcionalidad, de acuerdo a algunos de los siguientes mecanismos: 
 
Los métodos más conocidos son:  
 Clasificación Según el orden de Importancia. 
 Clasificación Según la Clasificación de los Criterios. 
 Clasificación por Medio de la Asignación de Pesos Relativos. 
 Clasificación por su Prioridad 
 Clasificación Según Asignación previa. 
 Método de Comparaciones Pareadas. 
 Método de Normalización. 
 Proceso Analítico Jerárquico. 
  
Para el caso de criterios jerarquizados, como es el objetivo de este estudio, se ha escogido 
por su simplicidad y claridad, el   Proceso Analítico Jerárquico, metodología que es una 
teoría de medición aplicada a la toma de decisiones multicriterio, adicionalmente se 




Jerarquización de los criterios mediante el Proceso Analítico Jerárquico (PAJ) 
El Proceso Analítico Jerárquico, PAJ (Analytic Hierarchy Process, AHP) es una técnica de 
decisión multicriterio que, basada en escalas de razón, permite la resolución de problemas 
complejos caracterizados por la existencia de múltiples escenarios, actores y criterios 
(tangibles e intangibles). 
Esta herramienta basada en matemáticas y psicología, fue desarrollada en la Universidad 
de Pennsylvania por el Dr. Thomas L. Saaty, al buscar elaborar un instrumento formal para 
la evaluación y selección de alternativas, que tuviera las características de ser sólido en sus 
fundamentos matemáticos, útil en la toma de decisiones y sencillo en su aplicación.  
El PAJ provee un marco de referencia racional y comprensivo para estructurar un 
problema de decisión, para representar y cuantificar sus elementos, para relacionar esos 
elementos a los objetivos generales, y para evaluar alternativas de solución. El PAJ es 
usado alrededor del mundo en una amplia variedad de situaciones de decisión, en campos 
tales como gobierno, negocios, industria, salud y educación. 
Procedimiento 
El método se integra de cuatro etapas. 
Primera etapa: Representación del problema 
Para esto se requiere representar el problema mediante la construcción de un arreglo 
















Figura 24. Representación jerárquica del problema 
FUENTE: BUSTOS F., E. 
La jerarquía implica una clasificación ordinal donde los niveles están subordinados entre 
sí, mediante alguna base definida. 
Este arreglo arbóreo se forma con los tres factores básicos para la toma de decisiones: las 
alternativas que serán sujetas de valoración (llámense actividades, estrategias, proyectos, 
cursos de acción, etc.), el objetivo que se pretende alcanzar y los criterios de valoración 
con los que se valoraran las alternativas. 
El árbol no se limita a un número de niveles ni de elementos por nivel, sin embargo se 
sugiere un máximo de cuatro niveles y siete elementos por nivel. 
Conviene vigilar que tanto las alternativas como los criterios procuren tener el mismo nivel 
de complejidad y ser mutuamente excluyentes, de lo contrario se pueden producir 
problemas de consistencia. 
Segunda etapa: Evaluación de los criterios de valoración. 
El objetivo del Proceso Analítico Jerárquico puede considerarse como el de aportar una 
contribución para la toma de decisiones en el modelo de problemas reales; este aporte 
viene dado por el hecho de suponer que todo juicio que se formule es relativo en sí mismo, 
por cuanto será dependiente del conocimiento, la intuición, la experiencia, etc. de la unidad 
de decisión. Para sustentar matemáticamente esta suposición (Saaty, 1980), establece que 
C1, C2, .... , Cn son los criterios de algún nivel dentro de una jerarquía y se desea encontrar 
los pesos w1, w2, .... , wn, de estos criterios sobre un criterio de un nivel siguiente. 
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En esta etapa se construye una matriz A, a partir de la comparación de los diferentes 
criterios con el propósito de estimar la importancia relativa entre cada uno de ellos. 
La escala de comparación utilizada en el Proceso Analítico Jerárquico se presenta en la 
Tabla 19 la cual proporciona los valores de los juicios que deben ser insertados en la matriz 
de comparaciones entre parejas (Saaty - Vargas, 1991). 
 
Tabla 19.- Interpretación de elementos de una matriz de comparaciones por pares 




Los criterios de i y j tienen igual importancia 
3 El criterio i es ligeramente más importante que el criterio j 
5 
La experiencia y la apreciación indican que el criterio i es mucho 
más importante que el criterio j 
7 
El  criterio  i  es  muy importante, o  se  puede  demostrar que  es  
más importante que el criterio j 
9 El criterio i es absolutamente más importante que el criterio j 
2, 4, 6, 8 
Valores   intermedios  o   compromisos  recíprocos  para   
comparación inversa 
Fuente: (Saaty - Vargas, 1991) 
 
Si se denota por      él número que indica la fortaleza de criterio Ci con respecto al criterio 
Cj   y se denota a la matriz de comparación por pares como A, se tiene: 
  [
      
      
 
   
   
   
          
] 
El resultado de estas comparaciones es una matriz cuadrada, recíproca y positiva, 
denominada “Matriz de comparaciones pareadas”. 
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Las calificaciones en la diagonal principal  de la matriz (   ) siempre tendrán valor 1, esto 
es, al compararse un elemento por si mismo mantiene igual importancia. 
Además la matriz debe ser “consistente”, es decir debe cumplir los siguientes principios: 
1. Transitividad                donde j y k son cualquier alternativa de la matiz 
Ejemplo: si a determinada persona le gustan las manzanas dos veces más que las 
naranjas (     ) y las naranjas 3 veces más que las bananas (     ). Si a dicha 
persona le gustan las manzanas 6 veces más que las bananas (     ), entonces la 
transitividad es respetada.  
2. Reciprocidad.     
 
   ⁄  
Ejemplo: si a una persona le gustan las manzanas dos veces más que las naranjas 
(     ), entonces las naranjas le gustan la mitad que las manzanas (     
 
 ⁄ ). 
Un caso obvio de consistencia de una matriz es aquella en la cual las comparaciones se 
basan en juicios exactos, es decir, donde los pesos w1, w2, .... , wn, son totalmente 
conocidos. 
A modo de ejemplo, se han comparado tres elementos: a, b, c: 
Tabla 20.- Ejemplo de una matriz de comparación por pares 
 a b c 
a 1 3 2 
b 1/3 1 7 
c 1/2 1/7 1 
 
Según la matriz, el elemento c es dos veces más importante que a, en tanto que el a es tres 
veces más importante que b. 
Cuando las comparaciones no se basan en juicios exactos, es decir, donde los pesos w1, w2, 
.... , wn, son totalmente desconocidos, estos se determinan obteniéndose primero una nueva 
matriz llamada matriz norma    (A norma), por estar normalizada. Para esto cada una de 
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las columnas de A, se divide cada columna i de A entre la suma de las fortalezas de los 
criterios en la columna i, asi: 
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Finalmente calculando el promedio de los elementos del renglón 1 hasta n de   , se 
obtienen los pesos wi de los criterios. 
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La nueva matriz de pesos w, con frecuencia se coloca al lado derecho de la matriz A. 
Razón de inconsistencia: Una estimación del grado de inconsistencia en el que se 
incurre al momento de asignar calificaciones es la razón de inconsistencia (RI), la cual 
indica el grado de incoherencia que se comete al calificar la importancia relativa de los 
criterios y alternativas de un problema. Una práctica común es colocarla en la parte 
inferior de cada matriz de comparaciones A con el propósito de vigilar la consistencia 
en las calificaciones. 
La razón de inconsistencia RI se calcula empleando la siguiente expresión: 
 






Donde IC es el índice de consistencia y IA es el índice aleatorio. 
 
El cálculo del índice de consistencia IC se obtiene como sigue: 
   
      
   
 
Donde: 
    : Es el valor característico promedio 
n : Es el tamaño de la matriz  
Para calcular       se multiplica la matrices A.W, obteniéndose una estimación de 
(       W), esto es: A.W = (     .W) 
Posteriormente se divide cada componente de (      .W) por la componente 
correspondiente de W, obteniéndose     .  
A continuación se promedian las estimaciones de      para encontrar una estimación 
promedio total de     . 
Teniendo esta estimación se procede al cálculo del índice de consistencia (IC) de 
acuerdo a la expresión anterior. 
Por último, se calcula la razón de inconsistencia RI dividiendo el índice de consistencia 
IC entre el índice aleatorio IA. 
El índice aleatorio (IA) se lo obtiene al generar aleatoriamente matrices reciprocas de 
diferentes órdenes.  
Saaty propone obtener este valor mediante la siguiente tabla. De acuerdo al tamaño n de 
la matriz, que son el número de criterios o alternativas analizadas, se tiene una 
estimación del mismo. 
Tabla 21.- Tabla de Índices aleatorios promedios 



























Fuente: Saaty, 1991 
En general si la razón de consistencia (RC = IC / IA) es menor que 0,1 se considera que 
los juicios emitidos en la evaluación son satisfactorios. Cuando este nivel se excede, se 
recomienda una revisión de los juicios emitidos (Saaty – Vargas, 1991). 
Es útil mencionar que los juicios que se emiten para construir la matriz de 
comparaciones, no solo puede violar la relación de consistencia sino que, también 
pueden no ser transitivos; es decir, si la importancia relativa del criterio C1 es mayor 
que la del criterio C2, y la importancia de C2 es mayor que la de C3, entonces la 
relación de importancia de C1 no tiene que ser necesariamente mayor que la de C3, tal y 
como ocurre con los juicios de las personas (Saaty, 1980) 
Tercer Etapa: Medición de los Criterios a través de Curvas de Valoración 
El objetivo de este método, es producir algún tipo de orden sobre los distintos valores que 
puede tomar un criterio dado para así poder tomar la decisión final. Para ello se construye 
una curva de valoración que debe resultar similar a la Figura 25, en donde la abscisa 
representa la variación de un criterio en un rango de estudio y la ordenada representa la 




Figura 25.  Curva de Valoración Tipo 
FUENTE: Carrasquero N. 
Para cuantificar el grado de aplicación de cada método de levantamiento bajo determinadas 
condiciones, se estipuló una catalogación cualitativa a partir de los rangos en que mejor se 
desempeñan cada uno de estos métodos. Esta denominación se describe a continuación: 
 
 No Aplicable: Bajo ninguna circunstancia se debe utilizar el método de 
levantamiento dentro de este rango, dado que el sistema no esta diseñado para 
dichas condiciones, por lo tanto, el sistema no funcionaría o tendría una vida útil 
excesivamente corta. 
 Limitado: Dentro de este rango el sistema puede operar, pero presentaría una serie 
de restricciones, que podrían llevar a la necesidad de un diseño especial del sistema 
para adaptarlo a las condiciones solicitadas. 
 Aceptable: El sistema funciona dentro de este rango sin mayores modificaciones en 
su diseño, pero presenta una baja eficiencia de operación. 
 Bueno: El sistema es altamente aplicable dentro de este rango y presenta una mayor 
eficiencia de operación que las obtenidas en los rangos descritos anteriormente. 
Óptimo: Es rango en el cual el sistema de levantamiento artificial presenta su mejor 
funcionamiento, tanto en su eficiencia de operación, como en su periodo de vida útil y por 



















Intervalo de Estudio 
Comportamiento Ideal 
Intervalo ideal 
Comportamiento Alrededor  
del Intervalo ideal 
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A fin de encontrar el rango  en el que cada criterio se comporta de manera óptima y elaborar 
la curva de valoración que permita estimar el comportamiento del criterio en rangos 
distintos al óptimo  se debe valorar cuantitativamente a los rangos de operación de cada 
sistema. 
 
La escala numérica para juzgar el grado de aplicabilidad de los sistemas de levantamiento 
analizados estará compuesta por números enteros del 0 al 4 como se observa en la Tabla 
22. 
Tabla 22.- Escala de calificación para la obtención de las curvas de valoración 
Valor Definición Significado 
0 No aplicable 
Bajo ninguna circunstancia 
se debe utilizar el método 
de levantamiento dentro de 
este rango, dado que el 
sistema no esta diseñado 
para dichas condiciones, 
por lo tanto, el sistema no 
funcionaría o tendría una 
vida útil excesivamente 
corta. 
1 Limitado 
Dentro de este rango el 
sistema puede operar, pero 
presentaría 
una serie de restricciones, 
que podrían llevar a la 
necesidad de un diseño 
especial del sistema para 
adaptarlo a las condiciones 
solicitadas. 
2 Aceptable 
El sistema funciona dentro 
de este rango sin mayores 
modificaciones en su 
diseño, pero presenta una 
baja eficiencia de 
operación. 
3 Bueno 
El sistema es altamente 
aplicable dentro de este 
rango y presenta una mayor 
eficiencia de operación que 
las obtenidas en los rangos 
descritos anteriormente. 
4 Optimo 
Es rango en el cual el 
sistema de levantamiento 
artificial presenta su mejor 
funcionamiento, tanto en su 
eficiencia de operación, 
como en su periodo de vida 
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útil y por lo tanto es el 
rango más aconsejado para 
su implementación. 
 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Cuarta Etapa: Selección de las alternativas 
De lo anterior se desprende que para determinar qué Sistema de Levantamiento Artificial 
es el óptimo de acuerdo a los criterios que se presentan en un pozo determinado, se debe 
construir una ecuación en la cual se realiza la sumatoria del producto de los pesos de los 
criterios  obtenido  del  Proceso  Analítico  Jerárquico  y  el  valor  de  la  función  escalón 
obtenido del método de Curvas de Valoración para cada Método de Levantamiento, y de 
esta forma obtener la preferencia del Sistema de Levantamiento Artificial que se 
recomendara aplicar a cada pozo. 
La ecuación que permite calcular la preferencia del método es como sigue: 
    ∑       
 
   
    
Donde: 
i = Método de Levantamiento en estudio  
j = Criterio a evaluar. 
n = Enésimo criterio 
    = Preferencia del Método i 
     = Peso del criterio j para el método de levantamiento i  
       = Valor de la función escalón 
 
Al finalizar esta etapa, estaríamos en capacidad de seleccionar la alternativa más adecuada 
en base a los criterios considerados, en nuestro caso, el sistema de levantamiento más 
adecuado, para las condiciones del pozo estudiado. 
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CRITERIOS QUE AFECTAN LA SELECCIÓN DE LOS SISTEMAS DE 
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL 
Antes de seleccionar un método de levantamiento para ser implementado en un campo en 
particular es necesario comprender los factores que afectan el paso de los fluidos desde la 
formación hacia el pozo así como las relaciones entre los mismos, y de esta forma conocer 
en primera instancia las posibles tasas de flujo que se pueden obtener de cada pozo 
A continuación se detalla una lista de criterios que generalmente son considerados al 
momento de seleccionar entre uno y otros sistema de levantamiento artificial se describe 
también como afecta cada uno de estos al comportamiento del pozo, estos constituyen la 
lista inicial de criterios que deberá ser depurada siguiendo el procedimiento de descarte de 
criterios anteriormente mencionado. 
Comportamiento de Afluencia (IPR) 
Es la habilidad del yacimiento para producir fluidos. Es un factor crítico en la selección de 
los mencionados sistemas. La capacidad de producir fluidos en el presente a una fecha 
futura con o sin estimulación, puede considerase en la decisión para optimizar el sistema 
de levantamiento. 
Tasa de Producción de Liquido 
La tasa de producción requerida para un pozo en particular es el parámetro más importante 
en la selección del método de levantamiento y debe tomarse como uno de los principales 
criterios para los cuales se rige la producción. La tasa de producción puede ser evaluada en 
las curvas de influjo y eflujo, ya que estas indican el comportamiento de afluencia de los 
fluidos hacia el pozo. 
Cuando se desea levantar altos volúmenes de líquidos la bomba electrosumergible resulta 
ser la mejor opción ya que han sido diseñadas para tal fin, teniendo como principales 
limitaciones la potencia requerida y el diámetro del casing. Para cubrir altos 
requerimientos de potencia se puede emplear motores tipo tandem (motores conectados en 
serie), aunque estos representa un incremento de costos. 
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La bomba electrosumergible es capaz de producir hasta 50.000 BPD. Sin embargo para 
tasas menores de 100 BPD, resulta antieconómico instalar este tipo de bombas y aunque 
sea técnicamente factible es preferible utilizar otro método de levantamiento artificial que 
justifique su instalación. 
Temperatura de Fondo 
Las limitaciones por elevada temperatura de fondo se deben fundamentalmente a 
problemas por daño de los equipos de fondo que no están fabricados con materiales 
resistentes a esas condiciones de temperatura. 
En la bomba electrosumergible, este es un parámetro de gran relevancia para los 
componentes del sistema, ya que en condiciones de alta temperatura, se determinaron los 
sellos de la bomba y la cubierta de los conductores. Además altas temperaturas pueden 
originar que alguna fase presente en corto circuito, causado a los cables y al motor. Esta 
situación ha sido solventada en algunos casos por la incorporación al mercado de nuevas 
tecnologías. 
De igual manera, tanto el bombeo hidráulico jet, como pistón operan eficientemente hasta 
500 °F, aproximadamente, pero se requiere que los equipos estén fabricados con materiales 
resistentes a alta temperatura. 
En pozos con altas temperaturas de fondo se puede utilizar bombeo mecánico convencional 
ya que este no es susceptible de ser afectado por esas condiciones,  
Relación Gas / Liquido 
La producción de gas / petróleo y, por consiguiente de gas / liquido, influyen, en la 
selección de los equipos de levantamiento artificial y en particular en el diseño de los 
mecanismos de levantamiento. Como una regla general, todos los sistemas de 
levantamientos tienden a reducir la eficiencia con el incremento de la relación gas / 
liquido. 
El levantamiento con gas en flujo continuo puede ser recomendable si el gas producido por 
la formación no es excesivo, es decir si la inyección adicional de gas puede aliviar la 
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presión, en caso contrario, la adición de más gas incrementará la presión de fondo fluyente 
y el resultado será menos eficiencia de levantamiento. 
El problema que se presenta con la relación gas / liquido puede enfocarse a nivel de 
formación o la relación de gas libre a la entrada de la bomba. 
La relación Gas - Líquido de Formación 
Se define como el volumen total de gas producido entre el volumen de líquido producido. 
Es un factor significativo en la selección del método de levantamiento, si altos volúmenes 
de gas pasan a través del mecanismo de levantamiento produce una disminución de la 
capacidad de levantamiento de liquido para sistemas de bombeo. 
El gas que se produce conjuntamente con el petróleo crea problemas en el bombeo 
mecánico convencional tanto en la bomba de subsuelo como en las instalaciones de 
superficie. Con respecto a las instalaciones, se tiene que un petróleo muy volátil y la 
merma del crudo en su trayectoria desde el subsuelo al tanque, hacen que el petróleo en 
superficie represente una fracción de barril en condiciones de subsuelo. Este último 
sistema se emplea para RGL muy bajos, menores a 200 PC/Bl aproximadamente. 
La relación Gas Libre a la entrada de la bomba 
Se refiere a la cantidad de gas que no se encuentra disuelto en el petróleo. “El gas libre en 
altas proporciones a la entrada de la bomba resulta un severo problema para la mayoría de 
los sistemas de bombeo, por la disminución de la eficiencia de la bomba”25. 
En el sistema de bombeo hidráulico jet, a medida que la relación gas libre va creciendo, la 
cantidad de gas manejada por la bomba también irá incrementándose, ocasionando una 
reducción de la eficiencia del equipo, esto trae como consecuencia un aumento de la 
cantidad de fluido de potencia inyectado para mantener la tasa de producción y el 
incremento de las perdidas por fricción. La alta velocidad que maneja la bomba jet (200 a 
300 pies/seg) a la entrada de la garganta, comúnmente origina la presencia del problema de 
la cavitación en estos equipos y aunque se ha demostrado que la erosión causada por la 
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 Schlumberger, REDA. . (2008). Principios de Bombeo Electrosumergible 
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cavitación es muy pequeña, no se debe descuidar este proceso porque la eficiencia del 
equipo disminuye notablemente ocasionando la destrucción y perdida de la bomba a largo 
plazo. 
En instalaciones de bombeo hidráulico tipo pistón, se maneja cierta cantidad de gas en 
instalaciones de bomba fija o libre, permitiendo él venteo de gas en forma adecuada con un 
separador de gas en el fondo del pozo a la entrada de la bomba. Las bombas libres de 
revestidores están limitadas a bajas RGL, aunque el efecto del incremento del gas libre a la 
entrada de la bomba no parece tan drástico como en el bombeo hidráulico tipo Jet. 
La presencia del gas libre puede causar un efecto negativo en el desempeño de la bomba 
electrosumergible.  
El problema básico radica en que “una bomba centrifuga no es un comprensor de gas 
eficiente. Por lo tanto, se puede esperar un deterioro progresivo en la altura de columna 
generada en el desgaste de una bomba a medida que aumenta la relación de gas libre”26. La 
investigación y las pruebas han demostrado que a medida que la relación entre el gas libre 
y el líquido alcanzan valores del 8% al 10% por volumen en la bomba, el funcionamiento 
de la bomba se deteriora. Con relaciones más bajas se puede esperar que la bomba 
funcione sin dificultad.  
Si una bomba centrifuga es utilizada para mantener un fluido bifásico (crudo y gas), su 
comportamiento se hace inestable y difícil de predecir, hasta que ocurre un bloqueo por 
completo de flujo, a medida que el gas es introducido al sistema como una fase libre. El 
cambio de comportamiento de la bomba, es función de la presión de entrada y de la 
cantidad de gas que entra a la misma. Para un porcentaje de gas libre fijo, el deterioro en la 
capacidad de levantamiento (altura dinámica) del equipo, será menor si se incrementa la 
presión de entrada. Con el propósito de ampliar la ventana de aplicación de este método a 
nivel mundial, se ha desarrollado con éxito nuevas tecnologías capaces de reducir las 
limitaciones presentadas. 
El bombeo mecánico convencional, emplea separadores o anclas de gas diseñadas de 
acuerdo a las necesidades del la bomba, para ventear el gas por el espacio anular, 
disminuyendo el efecto del gas libre a la entrada de la misma. 
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 Schlumberger, REDA. . (2008). Principios de Bombeo Electrosumergible 
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Corte de Agua 
El corte de agua influye directamente en la tasa de producción total, por ejemplo, muchos 
pozos pueden producir 2000 Bls o más de agua en para obtener 100 Bls o menos de 
petróleo. Altos cortes de agua afectan el comportamiento de afluencia debido al efecto de 
permeabilidades relativas. El agua cuando se compara con el petróleo resulta en una 
perdida de presión adicional en la tubería debido a su mayor densidad. Altos cortes de agua 
reducen la relación Gas/Petróleo, además de inducir altos volúmenes de producción por el 
levantamiento. 
Entre los criterios debido a las propiedades de los fluidos que más se destacan están: 
Viscosidad y °API 
Como una regla general, viscosidades menores de 10 cps. (mayor de 30 °API) no son un 
factor determinante del sistema de levantamiento a utilizar. La gravedad °API aumenta a 
medida que el crudo es más liviano y disminuye para los más pesados y extrapesados. El 
proceso de levantamiento se dificulta a medida que la gravedad  °API es menor, por el 
aumento de la viscosidad del mismo. 
El manejo de crudos altamente viscosos genera problemas en los sistemas de bombeo  
mecánico, tales como altas perdidas por fricción, reducción de la eficiencia de las 
emboladas, sobrecarga de las cabillas y aumento del efecto de la flotabilidad de las 
mismas. La gravedad API determina el peso del fluido sobre la bomba y afecta el torque 
máximo aplicado sobre la barra pulida. A bajas tasas de producción y con inyección de 
diluentes es posible reducir crudos de baja gravedad API. 
En cuanto a las bombas electrosumergibles, el efecto de la viscosidad en el 
comportamiento de una bomba centrifuga, se debe a la alta resistencia que tienen los 
fluidos viscosos a fluir. Consecuentemente las perdidas por fricción en los discos y en la 
tubería se incrementa, lo cual trae como resultado un aumento de la energía requerida por 
el equipo y la disminución de la capacidad de levantamiento. 
El uso de los sistemas por levantamiento artificial por gas con fluidos muy viscosos, puede 
causar problemas adicionales como consecuencia del efecto de enfriamiento de la 
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expansión del gas, además de que resulta muy difícil levantar una columna de crudo 
pesado solo con un tapón de gas. 
Los métodos de bombeo hidráulico pueden ser empleados para producir crudos de baja 
gravedad API, ya que junto al fluido de potencia es posible inyectar diluentes al pozo, para 
reducir la viscosidad de los fluidos. Este fluido adicional puede incrementar los costos de 
operación. 
Las características del hoyo tienen un efecto controlador en la determinación del sistema 
de Levantamiento artificial, los criterios relacionados con estas características son: 
Profundidad 
La profundidad del pozo es un criterio limitante en la aplicación de los sistemas de 
levantamiento. El caudal de producción deseado depende de la profundidad del pozo y en 
el caso de los métodos de bombeo dependen de la profundidad de asentamiento de la 
bomba. Además de la tasa de producción existen criterios como la gravedad API y la 
Temperatura que también se ven influenciados por la profundidad. A mayores 
profundidades incrementan los problemas operacionales (requerimientos de potencias, 
rotura de cabillas, daño en cables, resbalamiento en líquido, etc.) 
El bombeo mecánico convencional aplica en pozos medianamente someros, aunque la 
bomba de subsuelo como tal es capaz de levantar fluidos a grandes profundidades, pero 
factores como la potencia, la longitud de las emboladas, la longitud y el esfuerzo sobre las 
cabillas, la carga y la fricción limitan el diseño. La profundidad determina los esfuerzos a 
los que serán sometidos los equipos de producción durante el ciclo de bombeo y en base a 
estos se seleccionan los materiales que constituirán los equipos, de acuerdo a los esfuerzos 
de cedencia en los materiales que constituyen la bomba. Dependiendo del caudal de 
producción es posible levantar crudos aproximadamente hasta 10.000 pies. 
En el sistema electrosumergible la profundidad de operación es una de las principales 
limitaciones. La instalación de una bomba electrosumergible a grandes profundidades no 
resulta eficiente, por los requerimientos de potencia y las altas temperaturas, para los 
cuales muchos equipos de fondo no son resistentes. Es por ello que se debería considerar la 
instalación de este método en pozos con profundidades que no excedan los 13.000 pies. 
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Los sistemas de producción por levantamiento artificial por gas son aplicables 
preferiblemente en pozos pocos profundos, ya que los requerimientos de presión de 
inyección, el caudal de gas de inyección y de compresión del mismo, aumentan a mayores 
profundidades. El método de inyección intermitente gas con pistón metálico es la 
excepción, ya que aplica en pozos hasta de 12.000 pies de profundidad donde las pérdidas 
por resbalamiento son mayores y se hace necesaria la instalación de un pistón. 
El método de LAG continuo produciendo tanto por la tubería como por el espacio anular 
opera eficientemente hasta 10.000 pies de profundidad. Para la cámara de acumulación, el 
flujo pistón, el LAG intermitente convencional se recomienda su instalación en pozos poco 
profundos. 
En cuanto a los sistemas hidráulicos es conveniente mencionar, que a grandes 
profundidades son aplicables operacionalmente los métodos de bombeo hidráulico Jet y 
pistón, pero presentan ciertas limitaciones de tipo económico que podrán impedir la 
instalación de los mismos. Estos equipos son capaces de levantar fluidos a profundidades 
de 20.000 pies, sin embargo, para profundidades menores de 5.000 pies y mayores de 
15.000 pies, no se justifica económicamente, ya que en pozos profundos es preferible 
utilizar un método de levantamiento artificial tradicional, que resulta más económico y del 
cual se tenga mayor pericia. 
Diámetro de la Tubería de Revestimiento (Casing) 
El diámetro de la tubería de revestimiento es determinado de acuerdo al tamaño del hoyo 
en etapas preliminares de un programa de perforación. Muchas variables determinan el 
diámetro del casing, para un pozo en particular en un área particular, tales como los 
problemas de hoyo (zonas de presiones anormales, zonas de arcillas hidratables, pérdida de 
circulación, flujo de agua salada, etc.) y el precio de la tubería entre otras. 
El diámetro del casing influye en la selección del sistema de levantamiento dependiendo de 
factores como las pérdidas por fricción, la facilidad de introducir los equipos de fondo, la 
tasa de producción del pozo. 
El Bombeo hidráulico Jet, su uso resulta muy ineficiente desde el punto de vista 
operacional debido a la instalación de revestidores con diámetros muy pequeños, por las 
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altas perdidas por fricción de los fluidos de potencia y de producción en un área muy 
reducida. De forma similar en el bombeo hidráulico tipo pistón se requieren revestidores de 
gran diámetro tanto para sistemas cerrados y libres. El diámetro del casing debe estar de 
acuerdo a requerimientos del pozo como son las completaciones dobles y la instalación de 
tuberías de venteo de gas entre otros. El diámetro mínimo recomendado para este tipo de 
sistema es de 7 pulgadas aproximadamente. 
Para el bombeo electrosumergible, el diámetro del casing se ve limitado por el tamaño del 
motor y de la bomba. Considerado este método apto para producir a altas tasas, es 
necesario contar con un diámetro de casing que permitan la instalación de bombas 
adecuadas, las cuales son de mayores dimensiones a medida que el caudal requerido 
aumenta. 
Cuando se produce un pozo por bombeo mecánico convencional, un diámetro de casing 
pequeño puede limitar la separación de gas libre, por eso se recomiendan casings de gran 
diámetro. También si se debe producir altas tasas, con bombas de pistones de grandes 
dimensiones, se requieren grandes diámetros. 
Las instalaciones de casing de diámetros relativamente pequeños pueden impedir que se 
obtengan las tasas de flujo deseadas, limitar las dimensiones del equipo de recuperación así 
como también el diámetro externo de la tubería de producción además de restringir el uso 
de las completaciones múltiples. 
Diámetro de la Tubería de Producción  (Tubing) 
Al igual que el diámetro del casing, el diámetro de la tubería de producción esta 
relacionado con factores tales como el tamaño de las bombas y los motores de fondo a 
instalar, la tasa de producción deseada, el origen de pérdidas por fricción, etc. Es 
importante que el diámetro del tubing se mantenga constante a lo largo de la profundidad 
del pozo. 
En el bombeo electrosumergible, el caudal requerido determina la bomba que se va 
instalar, y ésta a su vez el diámetro de la tubería de producción. Cuando la tubería se 
encuentra instalada en el pozo, es ésta la que permite o no emplear determinado tamaño de 
bomba y en consecuencia, obtener el caudal de producción deseado. 
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En pozos donde se desea instalar sistemas con bombeo mecánico convencional, el 
diámetro de la tubería de producción que generalmente se emplea es de 2 7/8 pulgadas o 
mayor, aunque existen bombas de subsuelo para tuberías de 2 3/8 pulgadas. Sin embargo 
no se recomienda el empleo de éstas, ya que limitan la producción a tasas muy bajas y 
generan altas fricciones. 
Para el método del pistón metálico convencional el diámetro del tubing debe adaptarse 
básicamente al diámetro del pistón, los diámetros del tubing más empleados son 2 3/8’’ y 2 
7/8’’, las cuales representan la mejor opción. 
Los criterios referentes a los problemas de producción también inciden en la selección de 
los equipos de levantamientos, entre estos se encuentran: 
La Producción de Arena 
La producción de arenas causa problemas de erosión en todos los tipos de sistemas de 
levantamiento, la abundancia de arena en el tope de las bombas se subsuelo puede causar 
problemas al tratar de recuperar estas. 
El bombeo mecánico convencional no puede manejar más de un 0,1% de arena con 
bombas especiales, y la bomba electrosumergible requiere menos de 200 ppm de sólidos, 
mientras que el fluido de potencia de los métodos de bombeo hidráulico deben trabajar con 
menos de 10 ppm de sólidos y se pueden considerar la inyección de agua fresca para 
solucionar problemas de levantamiento. Por todo esto los métodos que pueden ser 
recomendados para pozos con alta producción de arenas son las bombas de cavidad 
progresivas y los sistemas de levantamiento artificial por gas. La BCP puede manejar 
aproximadamente un 50% de arena de crudos viscosos. Los métodos de LAG son 
excelentes en pozos con problemas de arenas, ya que son los únicos sistemas de 
levantamiento que no necesitan que el fluido cargado de arena pase a través del mecanismo 




Parafina y Asfáltenos 
La mayoría de los pozos con alta producción de parafinas y asfáltenos, tiene tendencia a la 
deposición de estos sólidos en el cabezal y en las partes superiores de la tubería de 
producción donde la presión y la temperatura son menores, causando la contrapresión y 
llegando incluso a tapar por completo el pozo. 
Para evitar que esto suceda es necesario remover ó prevenir la formación de parafinas. 
Las cabillas de succión tienen una ventaja sobre los otros métodos de levantamiento 
artificial ya que estas proporcionan una acción continua de roce. 
Los raspadores pueden ayudar a remover la parafina del pozo. Los pistones sirven como 
raspadores de parafinas. Los sistemas hidráulicos permiten circular fluidos a altas 
temperaturas e inhibidores para eliminar las parafinas. 
Producción de Escala 
Regularmente la escala (incrustaciones inorgánicas) es un término usado para expresar los 
depósitos originados por la precipitación de sales inorgánicas insolubles en agua y que 
forman una capa densa y fuertemente compacta 
La mayor parte de escala que se encuentra en campos petroleros se forma por precipitación 
de minerales presentes en aguas de formación, o bien como resultado de sobresaturación de 
la salmuera producida por componentes inorgánicos cuando dos aguas incompatibles se 
encuentran en el fondo del pozo. 
La escala puede desarrollarse en los poros de la formación cercanas al pozo, con lo cual la 
porosidad y permeabilidad se ven reducidas, obstruyendo las perforaciones o formando una 
capa espesa sobre las paredes de las tuberías de producción. Pueden además cubrir y 
deteriorar los equipos de completación, como las válvulas de seguridad. 
Los efectos que provoca la escala pueden resultar dramáticos e inmediatos, cualquiera sea 




Por tanto, los costos por la formación de escala son muy significativos, así la solución de 
este tipo de problemas le cuesta a la industria cientos de millones de dólares por año en 
términos de mantenimiento y pérdidas de producción cuando se deja de extraer crudo. 
Corrosión 
La corrosión en el fondo del pozo puede ser causada por la electrólisis entre diferentes 
tipos de metales, la presencia de H2S ó de CO2 en el fluido producido, presencia de 
salmuera ó por la oxigenación de metales. Las cabillas de bombeo presentan problemas de 
debilitamiento por presencia de H2S y cuando están excesivamente cargadas se acelera el 
quiebre de las mismas. Si en el LAG el gas inyectado es corrosivo, debe ser deshidratado 
adecuadamente. 
Emulsiones 
Resulta difícil anticipar los problemas de emulsiones cuando se va a seleccionar el sistema 
de levantamiento artificial para un pozo. Las emulsiones ocasionan altas perdidas de 
presión en la tubería, y en general, se requiere mayor potencia ya que se reduce la 
eficiencia de cualquiera de los sistemas de levantamiento. Para el LAG es difícil levantar 
emulsiones ya que se requiere mayor cantidad de gas de inyección. Otro mecanismo para 
levantar una emulsión es a través del uso de pistones. 
Grado de Desviación del Hoyo 
Un alto grado de desviación del hoyo afecta de gran manera la selección del tipo de 
sistema levantamiento a instalar. En el bombeo mecánico convencional  se incrementan los 
problemas de carga y el deterioro de los equipos. 
Se pueden instalar bombas electrosumergibles e hidráulicas en pozos desviados, siempre y 
cuando la bomba pueda cerrar libremente a través de la tubería. 
El LAG es el método de levantamiento por excelencia para pozos desviados, las válvulas 
son cambiadas con wireline sin problema hasta 70º de desviación, a pesar de hacerse 
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necesario consideraciones especiales dado que en hoyos desviados el gradiente bifásico 
cambia respecto a los pozos verticales. 
Otros criterios relevantes que afectan la selección de los sistemas de levantamiento 
artificial son: 
Pericia de Campo 
La capacidad técnica del personal de operaciones de campo puede influir en la selección 
del sistema de levantamiento. El bombeo mecánico convencional presenta operaciones de 
menor dificultad para el personal de campo, respecto a métodos como LAG y bombeo 
hidráulico. En muchos casos la falta de pericia en ciertos métodos de levantamiento se 
traduce en un incremento de los costos. 
Localización del Pozo 
Factores como la ubicación del pozo (zona urbana, no urbana ó costa afuera), la 
disponibilidad del volumen de gas de inyección y las fuentes de electricidad, son 
importantes para la selección del sistema de levantamiento artificial. 
Las plataformas costa afuera están limitadas al espacio disponible en superficie. Todos los 
sistemas de levantamiento pueden ser usados en pozos costa afuera, sin embargo, para 
unidades de bombeo mecánico convencional se necesita un área mayor para el cabezal en 
superficie, además de verse afectado por el ambiente corrosivo costa afuera y causar 
vibraciones. Los sistemas de LAG (siempre que existan las instalaciones de compresión de 
gas) y de bombeo hidráulico tienen gran aplicación en pozos costa afuera. 
Si se dispone de fuentes de electricidad el bombeo electrosumergible también puede ser 
instalado. 
En áreas urbanas ó con poblaciones cercanas, deben considerarse factores como la 
seguridad y la contaminación ambiental. En estos casos el sistema más recomendable es el 
BES. En zonas no urbanas se recomienda los balancines por el espacio que ocupan y los 
sistemas de levantamiento hidráulico por las altas presiones manejadas en superficie. 
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Para el bombeo electrosumergible, el bombeo mecánico convencional y las bombas 
hidráulicas se tienen requerimientos especiales de suministro de energía eléctrica. Para las 
bombas electrosumergibles es condición necesaria que el voltaje suministrado sea estable. 
Todos los métodos de LAG necesitan disponibilidad del gas de inyección y una 
infraestructura de compresión. 
También es importante señalar como criterios que influyen en la selección de los sistemas 
de levantamiento artificial, los mecanismos de producción del yacimiento entre los cuales 
están: 
Yacimientos con Empuje por Depleción 
La producción inicialmente sucede por el desplazamiento del petróleo y el gas en las 
cercanías del pozo por la expansión de los fluidos. No existe un acuífero ó inyección de 
fluidos que permitan la expansión de los mismos, teniendo como consecuencia una baja 
recuperación de crudo. 
Yacimientos con Empuje por Expansión de la Capa de Gas 
En un yacimiento en estado bifásico (capa de gas – petróleo), el desplazamiento de estos 
fluidos en la cercanía del pozo es el resultado de la expansión de la capa gas como 
consecuencia de la declinación de la presión del yacimiento. Es conveniente indicar que 
este tipo de yacimiento tiene gas libre (capa de gas), gas disuelto en el petróleo (zona de 
petróleo) y petróleo, donde la recuperación puede estar influenciada por la combinación de 
la expansión de los fluidos, el desplazamiento de los mismos, el drenaje gravitacional o 
efectos capilares. 
Yacimientos con Empuje Hidráulico 
El influjo de agua proveniente de un acuífero y/o la inyección de agua en pozos 
seleccionados, causa un desplazamiento de petróleo y gas en las cercanías del pozo. La 
recuperación se obtiene por drenaje gravitacional o por efectos capilares. El recobro por 
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altas depleciones puede ser bajo desplazamiento natural de los fluidos y en especial bajo 
invasión de agua. 
Yacimientos de Crudos Espumantes 
Corresponden aquellos yacimientos de crudos pesados que exhiben un comportamiento 
excelente de producción primaria con menor declinación de presión y menor relación 
Gas/Petróleo de producción que el obtenido por medio de un simulador empleando 
propiedades convencionales. 
De los estudios realizados se tiene la hipótesis que en los crudos pesados y extrapesados en 
donde puede estar presente el fenómeno espumante, la espuma formada es del tipo viva, 
pues la misma proviene de la nucleación del gas en solución por efecto de la caída de 
presión. A simple vista estos crudos tienen una apariencia de una crema espesa y tiende a 
formar gran cantidad de burbujas de gas en el líquido en varias horas. 
Los elevados porcentajes de recobro y de comportamiento anómalo de producción 
observado durante el agotamiento natural han sido los principales motivos para despertar el 
interés de la investigación en el yacimiento de estas características. 
Presiones en el Yacimiento 
La diferencia entre la presión estática promedio del yacimiento y la presión fluyente en el 
fondo del pozo proveen la energía necesaria para levantar los fluidos del fondo del pozo. 
Cuando la presión estática del yacimiento es lo suficientemente baja, que impide a ciertos 
métodos levantar los fluidos del pozo, se emplea el levantamiento artificial intermitente 
con cámara de acumulación, el cual permite mayor almacenamiento de liquido en el fondo 
del pozo. 
Aunque los métodos de bombeo mecánico no dependen directamente de la presión estática 
de yacimiento, cuando este criterio disminuye la producción del pozo también se reduce. 
Para los métodos de levantamiento por bombeo, la presión del pozo determina la capacidad 
de bombeo requerida y el tamaño de la bomba que se va a instalar, así como las 
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condiciones de bombeo y los equipos de superficie, la ubicación y sumergencia óptima de 
la bomba de subsuelo. 
Índice de Productividad 
Es un parámetro exclusivamente del pozo. En muy pocos pozos el índice de productividad 
(IP) pudiera permanecer constante por períodos considerables de tiempo, durante los cuales 
la tasa a fluctuado, este fenómeno obedece a que la tasa de producción ha variado en forma 
casuística, proporcionalmente al diferencial de presión (Pe – Pwf). En pozos que producen 
con altas tasas de flujo, la proporcionalidad no se mantiene y el índice de productividad 
disminuye. 
Los mecanismos de producción de los yacimientos afectan al índice de productividad, es 
decir, en yacimientos que producen por empuje hidráulico fuerte, el IP pueden permanecer 
constantes para un rango amplio de variación de la tasa de flujo. Para otro tipo de empuje 
la linealidad es menos factible ya que el IP puede variar apreciablemente. 
El IP con empuje por gas en solución y/o casquete de gas, la característica principal en su 
disminución en los pozos activos. A medida que la presión disminuye también disminuye 
la productividad. Esto se debe al aumento de viscosidad del petróleo, por efecto de la 
producción del gas en solución. 
La disminución de IP se debe al deterioro de la permeabilidad por disminución de la 
saturación del petróleo e incremento en la saturación del gas. Es por ello que la tasa 
máxima a que el pozo puede fluir depende del Índice de Productividad, de las condiciones 
existentes en el yacimiento y de la presión diferencial (Pe – Pwf) disponible. 
En cuanto a la manera de evaluarlo puede ser en función de la tasa de flujo y de la presión 
diferencial disponible, siempre y cuando se considere un comportamiento constante, por lo 
menos, durante un período de tiempo. 
Cuando la presión de fondo fluyente (Pwf) y/o la presión estática de fondo (Pe) caen por 
debajo de la presión de burbujeo (Pb) se producen cambios radicales en las características 
del petróleo que causan curvaturas en el IP. Las causas principales que generan dichos 
cambios son las siguientes: Turbulencias a altas tasa de flujo, disminución en la 
permeabilidad relativa al petróleo, aumento de la viscosidad del petróleo crudo por 
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pérdidas de gas en solución y reducción de la permeabilidad debido a la compresibilidad de 
la formación. Todos los cambios mencionados restringen la reducción líquida a medida 
que la Pwf disminuye. 
En la explotación racional y eficiente de un yacimiento se puede postergar la caída del 
Índice de Productividad, con el espaciado óptimo de los pozos, uso óptimo de reductores 
(choques), conocimiento exacto de la geología del yacimiento y la actividad del pozo, 
dependiendo de su posición en la estructura de éste. 
Se puede concluir que resulta más factible el incremento de producción de pozos que 
fluyan de yacimientos sub-saturados y/o con empuje de agua que en acumulaciones con 
presiones inferiores a la presión de burbujeo. 
El conocimiento del IP de un pozo es de suma importancia para optimizar su producción, y 
en el caso de levantamiento artificial determinar si el diseño del equipo es adecuado. 
DESARROLLO DE LA METODOLOGÍA PARA LA GENERACIÓN Y 
JERARQUIZACIÓN DE CRITERIOS. 
En esta sección se detallan los pasos que se siguieron a fin de determinar qué criterios 
debían ser considerados para la selección de sistemas de levantamiento en los pozos del 
campo Sacha. Siguiendo la metodología propuesta anteriormente. 
Para dicho efecto se ha hecho uso del Proceso Analítico Jerárquico que facilitara el 
procesamiento de los datos obtenidos. 
Generación de criterios: 
Basado en la revisión bibliográfica de los efectos sobre los sistemas de levantamiento que 
provocan los diversos factores detallados previamente,  en las características de los fluidos 
y reservorios del campo Sacha y en problemas identificados en los pozos analizados en el 
Capitulo V se obtuvo una lista inicial de 21 criterios, hay que señalar que no se han 
considerado los criterios que poseían poca importancia y aquellos que complicaban 
excesivamente el contenido del problema como los criterios de carácter económico y los de 
diseño del equipo, ya que las dimensiones del problema deben ser lo más pequeña posible 
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de modo de que el análisis sea más eficiente y óptimo, la lista quedo conformada por los 
siguientes criterios sin ningún orden ni jerarquía en particular: 
 Índice de Productividad 
 Tasa de Liquido 
 GOR 
 BSW 
 Gravedad API 
 Profundidad 
 Diámetro del Casing 
 Diámetro de la Tubería Producción 
 Arenamiento 
 Producción de Parafinas y Asfaltenos 
 Escala 
 Problemas de Corrosión 
 Emulsiones 
 Desviación del Hoyo 
 Pericia de campo 
 Mecanismo de Producción 
 Presión Estática 
 Temperatura 
 Fuentes de Energía 
 Comp. de Afluencia (IPR) 
 Producción de Escalas 
Posteriormente mediante el proceso de descarte de criterios, se realizo una depuración de la 
lista inicial de criterios, verificando para cada criterio de la lista, que el mismo no se 
encuentre repetido. En caso afirmativo se unifico en uno de ellos.  
Luego se descartaron criterios cuyo aporte se consideró mínimo para la resolución del 
problema.  
Como resultado se determino que para el análisis en la selección del tipo de levantamiento 
a instalarse en un pozo, se considerarían 17 criterios para el  sistema electrosumergible, 
mientras que para evaluar el sistema hidráulico se considerarían 14 criterios. 
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Tabla 23.- Criterios considerados para el análisis en la selección de sistemas de 
levantamiento artificial 
S. HIDRÁULICO S. ELECTROSUMERGIBLE 
CRITERIOS CRITERIOS 
1 Índice de Productividad 1 Índice de Productividad 
2 Tasa de Liquido 2 Tasa de Liquido 
3 GOR 3 Fuentes de Energía 
4 Profundidad Perf. 4 GOR 
5 Presión Estática 5 Arenamiento 
6 Gravedad API 6 Presión Estática 
7 Arenamiento 7 Producción de Escalas 
8 Diámetro del Casing 8 Profundidad Perf. 
9 Diámetro de la Tub. Producción 9 Gravedad API 
10 Desviación del Hoyo 10 Problemas de Corrosión 
11 BSW 11 Producción de Parafinas y Asf 
12 Producción de Parafinas y Asf. 12 BSW 
13 Producción de Escalas 13 Mecanismo de Producción 
14 Problemas de Corrosión 14 Diámetro del Casing 
  




17 Desviación del Hoyo 
 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Jerarquización de criterios mediante el Proceso analítico Jerárquico (PAJ) 
Primera etapa: Definición del Problema 
Esta etapa es obviada ya que el problema en si es la determinación de criterios para 
selección de pozos, que constituye el objetivo de este trabajo. 
Segunda etapa: Evaluación de los criterios de valoración. 
Siguiendo el procedimiento del PAJ con la lista de criterios depurada en la etapa inicial, se 
construyo 2 matrices de comparación, una para cada sistema de levantamiento analizado 
las cuales fueron desarrolladas por parte de los autores de este trabajo. 
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Una vez obtenidos los resultados se realizo una depuración de los mismos, a fin de llegar a 
un consenso de los juicios emitidos para facilitar el desarrollo de la metodología y 
encaminar el proceso a la obtención de mejores resultados. 
Con los datos ya filtrados se construyo las matrices  normalizadas (Anexos J y K) para los 
dos sistemas de levantamiento estudiados, los resultados obtenidos mediante este 
instrumento permitieron establecer la relación entre los criterios a fin de definir el peso que 
tiene cada uno de ellos respecto a los demás criterios de la lista, es decir el orden jerárquico 
de los criterios.  
Los resultados del orden jerárquico de los criterios y su respectiva ponderación para los 
sistemas hidráulico y electrosumergible se presentan en las siguientes tablas, los criterios 
se encuentran enlistados en orden descendente, desde el de mayor importancia (peso) al de 
menor importancia: 
Tabla 24. Criterios Jerarquizados  y sus ponderaciones para el sistema de bombeo 
hidráulico. 
SISTEMA HIDRÁULICO 
# CRITERIO W 
1 Índice de Productividad 0,10544 
2 Presión Estática 0,10536 
3 Tasa de Liquido 0,10509 
4 Arenamiento 0,10075 
5 Profundidad Perforaciones 0,09106 
6 Producción de Escalas 0,07592 
7 BSW 0,07307 
8 Producción de Parafinas y Asfaltenos 0,06328 
9 Problemas de Corrosión 0,06105 
10 GOR 0,05763 
11 Gravedad API 0,05396 
12 Diámetro del Casing 0,03925 
13 Diámetro de la Tubería Producción 0,03629 
14 Desviación del Hoyo 0,03185 
 




Tabla 25. Criterios Jerarquizados y sus ponderaciones  para el sistema de bombeo 
Electrosumergible. 
SISTEMA ELECTROSUMERGIBLE 
# CRITERIO W 
1 Índice de Productividad 0,09425 
2 Tasa de Liquido 0,09150 
3 GOR 0,08554 
4 Presión Estática 0,07753 
5 Arenamiento 0,07752 
6 Producción de Escalas 0,07577 
7 Fuentes de Energía 0,07042 
8 Profundidad Perforaciones 0,06807 
9 BSW 0,06544 
10 Gravedad API 0,05574 
11 Problemas de Corrosión 0,05371 
12 Producción de Parafinas y Asfaltenos 0,05100 
13 Mecanismo de Producción 0,03496 
14 Diámetro del Casing 0,03053 
15 Diámetro de la Tubería Producción 0,02686 
16 Temperatura 0,02481 
17 Desviación del Hoyo 0,01634 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Una de las ventajas del PAJ es que permite la medición de la consistencia de los resultados 
mediante la Razón de Consistencia (RC), para las matrices construidas se obtuvo los 
siguientes valores de Razón de consistencia: 
Consistencia de las matrices de comparación: 
 Matriz de Comparación BES: 0.0798 
 Matriz de Comparación Bombeo Hidráulico: 0.0665 
Dado que los valores de RC de las matrices no superan el valor de 0.1, se considera que los 
juicios emitidos en las evaluaciones son satisfactorios y por consiguiente los resultados 
obtenidos se consideran confiables y aplicables a la solución del problema planteado. 
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Tercer Etapa: Medición de los Criterios a través de Curvas de Valoración. 
Los Sistemas de Levantamiento Artificial poseen características muy variadas y rangos de 
operación tan diversos, que se ajustan a casi todo tipo de condiciones de campo, razón por 
la cual se hace necesario un ordenamiento y consolidación de estos rangos. En esta etapa se 
hizo una evaluación técnica de los criterios propuestos y su efecto en el comportamiento de 
los SLA, para ello se construyo una tabla relacionando los SLA con los criterios a evaluar 
con el fin de lograr una valoración cuantitativa del desempeño de los dos SLA estudiados 
frente a cada variable en diversos rangos de operación. 
Las tablas obtenidas fueron las siguientes: 




0 1 2 3 4 
No 
Aplicable Limitado Aceptable Bueno Optimo 




50 a 60 60 a 100 100 a 150 
150 a 500 8,000 a 
15,000 
1,500 a 8,000 500 a 1,500 
GOR (PCS/BN) >500 400 a 500 200 a 400 100 a 200 0 a 100 
Prof. Perf. (ft) 
0 a 3000 
3,000 a 
5,000 
5,000 a 7,500 
7,500 a 





Pe (PSI) <500 500 a 800 800 a 1500 1500 a 3500 >3500 
°API <8 8 a 15 15 a 20 20 a 35 >35 
Arenamiento 
(ppm) 
>200 150 a 200 20 a 150 10 a 20 0 a 10 
Diam. Tub Rev 
(pulg) 
<4 1/2   4 1/2 a 5 1/2 
5 1/2 a 7 7 a 7 1/2 
>7 1/2   
Diam. Tub Prod 
(pulg) 
      
2 3/8 a 2 7/8 
2 7/8 a 3 1/2 
3 1/2 a 4 
Desviación   >90 20 a 90 10 a 20 0 a 10 
BSW   60 a 100 60 a 40 10 a 40 0 a 10 
Prod. Para Asf   Severa Media Leve Nula 
Prod. Escala   Severa Media Leve Nula 
Prob. Corrosión   Severa Media Leve Nula 








0 1 2 3 4 
No 
Aplicable Limitado Aceptable Bueno Optimo 




50 a 100 100 a 500 500 a 2000 
2000 a 
20,000 50,000 a 
60,000 
30,000 a 50,000 
20,000 a 
30,000 
GOR (PCS/BN) >5000 4000 a 5000 1000 a 4000 1000 a 100 <100 
Prof. Perf. (ft) >15000  
10,001 a 
15,000 
8,000 a 10,000 5,000 a 8,000 <5000 
Pe (PSI)   <500 500 a 1000 1000 a 3500 >3500 
°API <10 10 a 15 15 a 20 20 a 35 >35 
T (°F) >350 250 a 350 200 a 250 
150 a 200 
70 a 150 
1 a 70 
Arenamiento 
(ppm) 
>200 90 a 200 20 a 90 5 a 20 0 a 5 
Mec. Prod. -- -- 
Gas Solución 
E. Lateral E. Fondo Exp.  Roca y 
Fluido 





Diam. Tub Rev 
(pulg) 
<4 1/2    4 1/2 a 5 1/2 5 1/2 a 7 >7 
Diam. Tub Prod 
(pulg) 
    4 a 4 1/2 
2 3/8 a 2 7/8 2 7/8 a 3 
1/2 3 1/2 a 4 
Desviación >80 70 a 80 35 a 70 10 a 35 0 a 10 
BSW     90 a 100 60 a 90 0 a 60 
Prod. Para Asf 
 
Severa Media Leve Nula 
Prod. Escala   Severa Media Leve Nula 
Prob. Corrosión   Severa Media Leve Nula 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
A cada uno de los rangos de valores, para cada criterio, se lo ubico dentro de una escala de 
aplicabilidad a la que a su vez corresponde un valor numérico asignado de acuerdo a la 
Tabla 22. 
Con la calificación dada en estas tablas se construyeron las siguientes curvas de valoración 
para el sistema hidráulico y electrosumergible, que determinaran el valor que tome la 
función escalón [F(x)] para establecer el comportamiento que presenta cada uno de los 




CURVAS DE VALORACIÓN PARA EL SISTEMA DE BOMBEO 
HIDRÁULICO 
   
   
   





























































   
   
   








0 a 10 10 a 20 20 a 90 > 90






<4 1/2 4 1/2 a 5
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5 1/2 a 7 7 a 7 1/2 > 7 1/2
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CURVAS DE VALORACIÓN PARA EL SISTEMA DE BOMBEO 
ELECTROSUMERGIBLE 
   
   
   























































































































































0 a 10 10 a 35 35 a 70 70 a 80 > 80
G. Desviacion del Hoyo 
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<4 1/2 4 1/2 a 5
1/2
5 1/2 a 7 >7






2 3/8 a 2
7/8
2 7/8 a 3
1/2
3 1/2 a 4 4 a 4 1/2













Fondo Lateral Exp. R y F G. Soluc






Severa Media Leve Nula





















Fuente de Energía 
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Cuarta Etapa: Selección de las alternativas 
Finalmente la identificación del tipo de levantamiento mas aplicable para un pozo dado será 
determinado por la sumatoria de los productos de los pesos de cada criterio obtenido del 
Proceso Analítico Jerárquico y el valor de la función escalón obtenido del método de 
Curvas de Valoración, como se expresa en la siguiente ecuación: 
   ∑         
 
   
 
En base a la ecuación anterior y para facilidad del cálculo y comparación, se ha elaborado la 
siguiente tabla, que permite identificar la preferencia que presenta un pozo por uno u otro 
sistema de levantamiento, de acuerdo a la información que suministrada. 
Tabla 28. Tabla para calificación de los SLA hidráulico y BES. 
 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Los valores de la función escalón F(x) dependerá de los datos ingresados, ya que estos 
valores varían de acuerdo a la curva de valoración. La calificación final para cada SLA 
corresponderá a un valor entre 0 y 4, posteriormente la aplicabilidad de cada uno se 
determinara de acuerdo a la escala de calificación  (Tabla 22).
POZO:
Zona: W F(x) W.F(x) W F(x) W.F(x)
0,09425 0 0,00000 0,10544 0 0,00000
0,09150 0 0,00000 0,10509 0 0,00000
0,08554 0 0,00000 0,05763 0 0,00000
0,06807 0 0,00000 0,09106 0 0,00000
0,07753 0 0,00000 0,10536 0 0,00000
0,05574 0 0,00000 0,05396 0 0,00000
0,02481 0 0,00000 --- --- ---
0,07752 0 0,00000 0,10075 0 0,00000
5 0,03496 0 0,00000 --- --- ---
3 0,07042 0 0,00000 --- --- ---
0,03053 0 0,00000 0,03925 0 0,00000
0,02686 0 0,00000 0,03629 0 0,00000
0,01634 0 0,00000 0,03185 0 0,00000
0,06544 0 0,00000 0,07307 0 0,00000
5 0,05100 0 0,00000 0,06328 0 0,00000
5 0,07577 0 0,00000 0,07592 0 0,00000
































PROPUESTA PARA REALIZAR EL CAMBIO DE SISTEMA DE  
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL DE HIDRÁULICO A 
ELECTROSUMERGIBLE 
Selección de pozos para cambio de sistema mediante los criterios definidos 
Haciendo uso de la lista de criterios y las respectivas ponderaciones determinadas en el 
capitulo anterior, a continuación se realizará un análisis a cinco pozos del campo Sacha 
que a la fecha de este estudio se encontraban produciendo por bombeo hidráulico a fin de 
determinar, mediante la metodología propuesta si el cambio de SLA es factible en estos 
pozos, estableciendo por cuál de los sistemas estudiados presentan más preferencia cada 
uno de los pozos, basado en sus respectivas características. 
Diagnostico de pozos 
Los cinco pozos a ser analizados son los siguientes: SACHA-53A, SACHA-115, SACHA-
140D, SACHA-146A, SACHA-170A. 
A continuación se detallan los datos requeridos de cada uno de los pozos, necesarios para 




Tabla 29. Datos de entrada para análisis de Pozos 
Pozo SAC-53A SAC-115 SAC-140D SAC-146A SAC-170A 
Zona “U” “Hi” “Hi” “Hs” “T” 
IP(L) BFPD/PSI 0,38 1,5 2,9 0,18 0,86 
Tasa de del Liquido 
(BFPD) 
223 867 2522 384 339 
GOR (PCS/BN) 109 24 59 40 401 
Profundidad 
perforaciones (ft) 
9500 9891 10785 9354 9736 
Presión Estática (PSI) 1329 4180 4239 2850 2035 
Gravedad API (°API) 26.3 27 27 27,1 26,4 
Temperatura (°F) 210 225 225 226 223 













Fuentes de Energía Red Eléctrica Red Eléctrica Red Eléctrica Red Eléctrica Red Eléctrica 
Diámetro del Casing 
(plg) 
7 7 7 7 7 
Diámetro de la Tub. 
Producción (plg) 
3 1/2 3 1/2 3 ½ 3 1/2 3 1/2 
Desviación del Hoyo 
(°) 
0 0 0 0 0 
BSW (%) 10 61,3 70 42 23,2 
Producción de 
Parafinas y Asf 
Leve 
 
Leve Leve Media Leve 
Producción de Escalas Leve Media Media Media Leve 
Problemas de 
Corrosión 
Leve Media Media Leve Media 
 
FUENTE: Secretaría Hidrocarburos 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Con esta información de entrada los resultados obtenidos fueron los siguientes: 
Pozo Sacha-53 A 
 Fecha de completación:   1-Mayo-1973 
 Arenas productoras: Hollin inferior, Napo “U” 
 Intervalos de los disparos: 
Hollin inferior: 9934’ – 9906’ (28’) 
Napo “U”:   9522’ – 9500’ (22’) 
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 Índice de productividad de las arenas productoras: 
Hollin inferior: IP=0.18 BPPD/PSI 
Napo “U”:  IP=1.08 BPPD/PSI 
Estos IP  se tomaron de un B’up realizado en el año de 1997 
Producción inicial 
FECHA ZONA BPPD BSW API MET. Observación 
15-AGO73 U+H 776 0.5 27.2 FN  
26-SEP-73 U+H 310 0.6 27.2 FN  
 
Ultimo W.O. realizado  (# 8)   
Fecha: 24-Mayo-1997. 
Objetivo: cambio de BHA por cavidad  mala,  re disparar  arena hollin  inferior. 
PRUEBAS  FECHA ZONA BPPD BSW MET. Observación  
ANTES 13-MAY-97 Hi 735 0.9 PPH JET-A9 
DESPUÉS 25-MAY-97 Hi 960 5.4 PPH JET-D7 
Trabajo  Exitoso, se  remplaza  la cavidad  KOBE   por GUIBERSON  2 7/8” 
 
Análisis 
 El pozo fue completado el 01 de mayo de 1973. 
 Estado actual del pozo: produciendo: 223 BFPD, 202 BPPD de 26.3 ° API, con 10 
% BSW, Mediante sistema hidráulico tipo jet  
 El pozo tiene tasa de producción autorizada de 600 BPPD para a arena U desde el 
11 de diciembre de 1998. 
 Producción acumulada de la arena U: 1.735.774 barriles de petróleo. 
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Tabla 30. Resultados de la selección del sistema de levantamiento artificial para el pozo 
SACHA-53  
 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Para las condiciones actuales del pozo este presenta mayor preferencia por el sistema de 
bombeo hidráulico. 
Teniendo en cuenta que el sistema de bombeo hidráulico instalado actualmente en el pozo 
ha tenido un buen desempeño con tasas altas de producción y sin que se hayan presentado 
problemas graves, un cambio de sistema de levantamiento no sería necesario actualmente. 
Se recomienda mantener al pozo produciendo por sistema hidráulico y optimizarlo siempre 
que sea posible. 
En futuros workovers se recomienda realizar un trabajo de estimulación a la arena “U” que 
permita mejorar el IP de esta zona. 
Pozo Sacha-115 
 Fecha de completación:   11-Agosto-1990 
 Arenas productoras: Hollin superior, Hollin inferior 
POZO: Sacha - 53
Zona: U W F(x) W.F(x) W F(x) W.F(x)
0,38 0,09425 0 0,00000 0,10544 1 0,10544
223 0,09150 2 0,18299 0,10509 3 0,31527
109 0,08554 3 0,25663 0,05763 3 0,17289
9500 0,06807 2 0,13614 0,09106 3 0,27319
1329 0,07753 1 0,07753 0,10536 2 0,21072
26,3 0,05574 3 0,16721 0,05396 3 0,16187
210 0,02481 2 0,04963 --- --- ---
10 0,07752 3 0,23257 0,10075 3 0,30226
2 0,03496 3 0,10488 --- --- ---
2 0,07042 4 0,28168 --- --- ---
7 0,03053 4 0,12212 0,03925 4 0,15702
3 1/2 0,02686 3 0,08059 0,03629 3 0,10888
0 0,01634 4 0,06537 0,03185 4 0,12739
10 0,06544 4 0,26178 0,07307 3 0,21922
3 0,05100 3 0,15300 0,06328 3 0,18983
3 0,07577 3 0,22730 0,07592 3 0,22775































 Intervalos de los disparos: 
Hollin superior: 9820’ - 9825’ (5’) 
9828’ - 9848’ (20’)  
Hollin inferior: 9876’ - 9896’ (20’)  
 Índice de productividad de las arenas productoras: 
Hollin inferior:  IP= 2.19 BPPD/PSI 
Hollin superior: IP= 0.42 BPPD/PSI 
El IP de la arena Hollin superior se tomo de un B’up realizado en el año de 1998 
El IP de la arena Hollin inferior se tomo de un B’up realizado en el año de 1990 
Producción Inicial 
FECHA ARENA BPPD BSW API Met. 
06-Ago-90 Hs 2516 1.0 28.2 PPH 
11-Ago-90 Hi 1609 0.4 28.6 PPF 
11-Ago-90 Hi 2292 0.5 28.3 PPH 
 
Ultimo W.O. realizado (# 5) 
Fecha: 9-Diciembre-2003 
Objetivo: Cambio de completación por packer desasentado. 








Hi PPH 460 63.8 27 42 Jet- D5 
Trabajo satisfactorio, pozo produce 8 días y baja el aporte, se prueba completación y se 
detecta comunicación por debajo del packer superior, se deja produciendo de la arena Hi. 
 
Análisis 
 Estado actual del pozo: Produciendo mediante Sistema de Bombeo Hidráulico tipo 
Jet 847 BFPD, 328 BPPD, 61.3% BSW de la arena Hollín Inferior. 
 159 
 
 El pozo tiene tasa de producción permitida de 350 BPPD para la arena Hollín 
inferior desde el 12 de marzo del 2007. 
 Producción acumulada de arena Hollín inferior: 2.213.465 barriles de petróleo. 
 
Tabla 31. Resultados de la selección del sistema de levantamiento artificial para el pozo 
Sacha 115 
 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
El análisis del pozo mostro que este presenta preferencia por el sistema de bombeo 
electrosumergible, si bien el sistema de bombeo hidráulico también logro un buen puntaje, 
hay que señalar que la producción de un fluido incrustante y corrosivo como el de este 
pozo afectaría el comportamiento de la bomba hidráulica en contraste con el equipo 
electrosumergible que puede manejar mucho mejor este tipo de fluidos,. 
En este pozo es recomendable el cambio a sistema de levantamiento electrosumergible 
dado el gran potencial de producción que presenta el mismo, especialmente por su bajo 
GOR, alto índice de productividad y su tasa de producción alta, obsérvese que la 
calificación del sistema BES está prácticamente dentro del rango de funcionamiento 
optimo (3 a 4). Para prevenir problemas que puedan ocasionarse por la característica 
incrustante y corrosiva de fluido del pozo se recomienda realizar un control constante de 
estos dos aspectos que ayuden a prolongar la vida útil del equipo BES. 
POZO: Sacha - 115
Zona: Hi W F(x) W.F(x) W F(x) W.F(x)
1,5 0,09425 2 0,18850 0,10544 2 0,21088
867 0,09150 3 0,27449 0,10509 4 0,42036
24 0,08554 4 0,34217 0,05763 4 0,23052
9891 0,06807 2 0,13614 0,09106 3 0,27319
4180 0,07753 4 0,31011 0,10536 4 0,42144
27 0,05574 3 0,16721 0,05396 3 0,16187
225 0,02481 2 0,04963 --- --- ---
10 0,07752 3 0,23257 0,10075 3 0,30226
1 0,03496 4 0,13984 --- --- ---
2 0,07042 4 0,28168 --- --- ---
7 0,03053 4 0,12212 0,03925 4 0,15702
3 1/2 0,02686 3 0,08059 0,03629 3 0,10888
0 0,01634 4 0,06537 0,03185 4 0,12739
61,3 0,06544 3 0,19633 0,07307 1 0,07307
3 0,05100 3 0,15300 0,06328 3 0,18983
2 0,07577 2 0,15153 0,07592 2 0,15183
































 Fecha de perforación: 12-Octubre-2007 
 Arena productora: Hollin inferior 
 Intervalo de los disparos: 
U Inferior  10312’ – 10326’ (14’) @ 5 DPP 
Hollin inferior: 10782’ – 10790’ (8’) @ 5 DDP  
 Índice de productividad de la arena productora: 
Hollin inferior: IP= 2.9 BPPD/PSI 
Este IP corresponde a un B’up realizado en el año 2007 
Producción inicial 
FECHA ZONA BPPD BSW API PC MET. OBSERVACION 
28-Nov-
2007 




Ultimo W.O. realizado (# 1) 
Fecha : 27-Febrero-2011 
Objetivo: Punzonar con cable arena “Ui”, Completar para bombeo hidráulico. 








Ui 531 4 24 PPH NR Jet – 10 i 
 
Análisis 
 El pozo fue completado el 09 de noviembre del 2007. 
 Estado actual del pozo: produciendo: 2522 BFPD, 767 BPPD de 27° API, con 70 % 
BSW 
 El pozo tiene tasa de producción autorizada de 800 BPPD para a arena Hollín desde 
el 05 de marzo del 2008. 
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 Producción acumulada de la arena Hollín inferior: 473.989 barriles de petróleo a 
abril del 2009. 
 
Tabla 32. Resultados de la selección del sistema de levantamiento artificial para el pozo 
Sach a 140 D 
 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
El análisis de las características del pozo mediante la metodología propuesta mostro que el 
pozo posee características idóneas para implementar bombeo electrosumergible, que 
obtuvo una calificación de “Optimo”. 
En este caso es recomendable el cambio de sistema de bombeo de hidráulico a 
electrosumergible, debido al buen potencial de producción que posee el pozo, y que se 
refleja en un índice de productividad alto, además la presencia del mecanismo de 
producción por empuje de fondo en la arena “Hi” ayudara a mantener presiones de 
reservorio altas y valores de GOR bajos, situaciones que favorecen al funcionamiento del 
equipo BES. Además el cambio a bombeo electrosumergible permitirá retirar las líneas del 
alta presión de este pozo que pasan actualmente por la población de Sacha. (Anexo P) 
POZO: Sacha - 140
Zona: Hi W F(x) W.F(x) W F(x) W.F(x)
2,9 0,09425 2 0,18850 0,10544 3 0,31633
2522 0,09150 4 0,36599 0,10509 3 0,31527
59 0,08554 4 0,34217 0,05763 4 0,23052
10785 0,06807 1 0,06807 0,09106 3 0,27319
4239 0,07753 4 0,31011 0,10536 4 0,42144
27 0,05574 3 0,16721 0,05396 3 0,16187
225 0,02481 2 0,04963 --- --- ---
10 0,07752 3 0,23257 0,10075 3 0,30226
1 0,03496 4 0,13984 --- --- ---
2 0,07042 4 0,28168 --- --- ---
7 0,03053 4 0,12212 0,03925 4 0,15702
3 3/5 0,02686 3 0,08059 0,03629 3 0,10888
0 0,01634 4 0,06537 0,03185 4 0,12739
70 0,06544 3 0,19633 0,07307 1 0,07307
3 0,05100 3 0,15300 0,06328 3 0,18983
2 0,07577 2 0,15153 0,07592 2 0,15183
































 Fecha de completación:    30-jul-1996 
 Arenas productoras: Hollin inferior, Hollin superior, Napo “U” 
 Intervalos de los disparos: 
Hollín inferior: 9864’ – 9872’ (8’)  @ 4 DPP 
9872’ – 9877’ (5’) SQZ 
Hollín superior: 9823’ – 9828’ (5’) @ 6DPP 
9834’ – 9840’ (6’) 
9846’ – 9852’ (6’) 
Napo“U”:  9414’ - 9422’ (8’) @ 6 DPP 
   9434’ – 9432 (8’) 
   9450’ – 9452’ (2) SQZ 
 
Producción inicial 
FECHA ZONA BPPD BSW API MET. PC Observación 
13-JUL-96 HI 0 100  PPF CTK  
16-JUL-96 HS 1032 14 27.4 PPH CTK  
26-JUL-96 U 685 16  PPH CTK  
 
Ultimo W.O. realizado (# 2) 
Fecha: 30-Enero-08 
Objetivo: Cambio de completación por comunicación tubing-casing. 
FECHA ZONA BPPD BSW API MET PC Observ. 
ANTES COMUNICACIÓN TBG-CSG 





 Estado actual del pozo produciendo de la arena “Hollín Superior”: 384 BFPD, 222 
BPPD  con 42 % de BSW. 
 El pozo produce por sistema hidráulico mediante MTU.  
 El pozo tiene tasa de producción autorizada de 850 BPPD para la arena “Hollín 
Superior” desde el 27 de diciembre de 1996. 
 Producción acumulada de “Hollín superior”: 2’489,495 barriles de petróleo. 
 El pozo pasa mayormente cerrado. 
 Se realizo un B’Up a la arena Hs mostrando un factor de daño S=13 
Tabla 33. Resultados de la selección del sistema de levantamiento artificial para el pozo 
Sacha 146 A 
 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
El análisis del mostro que el pozo presenta mayor preferencia por el sistema de 
levantamiento hidráulico. 
Actualmente el pozo se encuentra produciendo mediante unidad MTU como resultado de 
esto el pozo permanece cerrado la mayor parte del tiempo debido a los altos costos que 
supone el alquiler de la unidad MTU.  
POZO: Sacha - 146
Zona: Hs W F(x) W.F(x) W F(x) W.F(x)
0,18 0,09425 0 0,00000 0,10544 1 0,10544
384 0,09150 2 0,18299 0,10509 3 0,31527
40 0,08554 4 0,34217 0,05763 4 0,23052
9354 0,06807 2 0,13614 0,09106 3 0,27319
2850 0,07753 3 0,23258 0,10536 3 0,31608
27,1 0,05574 3 0,16721 0,05396 3 0,16187
226 0,02481 2 0,04963 --- --- ---
10 0,07752 3 0,23257 0,10075 3 0,30226
2 0,03496 3 0,10488 --- --- ---
2 0,07042 4 0,28168 --- --- ---
7 0,03053 4 0,12212 0,03925 4 0,15702
3 1/2 0,02686 3 0,08059 0,03629 3 0,10888
0 0,01634 4 0,06537 0,03185 4 0,12739
42 0,06544 4 0,26178 0,07307 2 0,14615
2 0,05100 2 0,10200 0,06328 2 0,12655
2 0,07577 2 0,15153 0,07592 2 0,15183































Existe la posibilidad de mejorar la producción del pozo removiendo el daño detectado, se 
recomienda realizar un repunzonamiento a la arena “Hs” que permita una mejor afluencia 
de los fluido hacia el pozo. Previo a esto se recomienda realizar un trabajo de squeeze, que 
asegure una buena cementación, ya que el registro de cementación muestra que la 
cementación en la zona es muy pobre (Anexo L). 
Se recomienda integrar al pozo al sistema de bombeo hidráulico de la estación Sacha Sur 
para ponerlo en producción permanente que ayude a incrementar la producción del campo 
y a la vez eliminar los costos del alquiler de la unidad MTU. 
Pozo Sacha-170A 
 Fecha de completación: 18-Dic-00 
 Arenas productoras: Hollin inferior, Napo T, Napo U 
 Intervalo de disparos: 
Hollin inferior: 9918´- 9940´ (22’)   
Napo “T”:    9732’- 9740’ (8´)  
Napo “U”:    9510’- 9520’ (10’) 
      9526’- 9538’ (12’)  
Producción inicial 
FECHA ZONA BFPD BPPD BSW API METODO TOTAL RECUP. THE (HRS) 
7-11-00 Hi. 2040 2024 0.8% 27 PPH  1623   8 
6-12-00 T 480 0 100% - PPH 84 6 
9-12-00 U 96 0 96% - PPH 82 14 
 
Ultimo W.O. realizado (# 7) 
Fecha: 24-Julio-08 
Objetivo: Cambio de Completación por comunicación TGB-CSG y tratamiento antiescala 
a la arena “T”.  
PRUEBAS FECHA ZONA BPPD BSW API METODO PC 
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ANTES 17- jul-08  T 60 60.4 26.4 PPH 105 




 Estado actual del pozo: produciendo: 339 BFPD, 260 BPPD de 26.4 ° API, con 
23.2 % BSW de la arena T. 
 El pozo tiene tasa de producción autorizada de 500 BPPD para a arena T desde el 
20 de agosto del 2004. 
 Producción acumulada de la arena T: 534.842 barriles de petróleo a abril del 2009. 
Tabla 34. Resultados de la selección del sistema de levantamiento artificial para el pozo 
Sacha 170 A 
 
 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
Las características que presenta el pozo lo hacen mostrar preferencia al sistema de 
levantamiento hidráulico. 
POZO: Sacha - 170
Zona: T W F(x) W.F(x) W F(x) W.F(x)
0,86 0,09425 1 0,09425 0,10544 2 0,21088
339 0,09150 2 0,18299 0,10509 3 0,31527
401 0,08554 3 0,25663 0,05763 1 0,05763
9736 0,06807 2 0,13614 0,09106 3 0,27319
2035 0,07753 2 0,15505 0,10536 3 0,31608
26,4 0,05574 3 0,16721 0,05396 3 0,16187
223 0,02481 2 0,04963 --- --- ---
20 0,07752 2 0,15505 0,10075 2 0,20151
4 0,03496 2 0,06992 --- --- ---
2 0,07042 4 0,28168 --- --- ---
7 0,03053 4 0,12212 0,03925 4 0,15702
3 1/2 0,02686 3 0,08059 0,03629 3 0,10888
0 0,01634 4 0,06537 0,03185 4 0,12739
23,2 0,06544 4 0,26178 0,07307 3 0,21922
3 0,05100 3 0,15300 0,06328 3 0,18983
3 0,07577 3 0,22730 0,07592 3 0,22775































Se recomienda continuar produciendo mediante sistema hidráulico y usar materiales 
resistentes a la abrasión en el diseño de las bombas de subsuelo, que permitan un buen 
manejo de la arena presente en el fluido del pozo y evitar problemas de desgaste prematuro 
de los componentes de estas. 
ANÁLISIS ECONÓMICO DE LAS PROPUESTAS DE CAMBIO DE SISTEMA 
El objetivo de este análisis es determinar el beneficio económico que se obtendría al 
cambiar de sistema de levantamiento a los pozos Sacha 115 y Sacha 140 D. 
Este análisis constituye un complemento al estudio técnico realizado previamente en el 
presente capitulo. 
Consideraciones Para el Análisis Económico 
El desarrollo de la evaluación económica de las propuestas realizadas  se basa en las 
siguientes consideraciones: 
 El incremento de producción será estimado mediante análisis nodal 
 El costo de operación es de 6,5 Dólares / Barril (Estimado por la empresa 
Operadora del campo) 
 La tasa de declinación anual para el campo es de 12% 
 El precio del barril de petróleo (WTI) es de 93,09 Dólares / Barril (Banco Central 
del Ecuador - Enero 2013) 
Ingresos 
Para el presente análisis los ingresos están constituidos por el incremento de producción 
generado por el cambio de sistema de levantamiento a bombeo electrosumergible, y su 
valor ha sido determinado mediante análisis nodal (Anexos M y N). 
Incremento de producción estimado: 
 Sacha 115: 480 BPPD 




En este proyecto de inversión, los costos representan el valor monetario que cuesta 
producir cada barril de petróleo, en la industria petrolera se los clasifica de la siguiente 
manera: 
 
Costos directos. Aquellos que se pueden identificar fácilmente con un producto o un 
proyecto específico, para los reacondicionamientos de pozos se tienen como costos 
directos la movilización y operación del taladro, equipos y herramientas que se emplearon 
durante la operación, limpieza del pozo, químicos, costo de registros eléctricos, 
mantenimiento de plataformas, etc. 
 
Costos indirectos. Se derivan de los costos directos y estos no intervienen directamente en 
un proyecto, su monto global se conoce para toda la empresa y es difícil asociarlo con un 
producto o área específica. Ejemplos de estos costos son: la infraestructura interna del 
campamento, logística del personal de recursos humanos, vehículos  y en general todos los 
objetos sujetos a depreciación. 
 
Para este trabajo los costos considerados serán los que se deriven del trabajo de 
reacondicionamiento necesario para realizar el cambio de sistema de levantamiento, el 
costo del equipo electrosumergible tanto de fondo como de superficie, mas los costos de 
operación requeridos para la producción de cada barril de petróleo. Dichos valores se 




Tabla 35. Costo estimado de servicios petroleros para el pozo 140 D 
COSTOS ESTIMADOS 
COMPAÑÍA SERVICIO MATERIAL GASTO INVERSIÓN $ 
TRIBOILGAS-05 
MOVIMIENTO DE LA 
TORRE   
5000 

































FUENTE: Secretaría Hidrocarburos 
Tabla 36. Costo estimado de servicios petroleros para el pozo 115 
COSTOS ESTIMADOS 
COMPAÑÍA SERVICIO MATERIAL GASTO INVERSIÓN $ 
TRIBOILGAS-05 
MOVIMIENTO DE LA 
TORRE   
7000 














COMPLETACION   
2000 










SUPER. E INSTALACION DE 























FUENTE: Secretaría Hidrocarburos 
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Tiempo de Recuperación de la Inversión 
El período de recuperación, también denominado payback, paycash, payout o payoff, 
indica el tiempo en que se recuperará la inversión, con la ganancia que genera el negocio. 
Es una cantidad de meses o años. 
El Periodo de Recuperación de la Inversión es considerado un indicador que mide tanto la 
liquidez del proyecto como también el riesgo relativo pues permite anticipar los eventos en 
el corto plazo. 
El método del periodo de recuperación, determina la cuantía de los costos de operación que 
se deben financiar desde el momento en que se efectúa el primer pago por la adquisición de 
la materia prima hasta el momento en que se recauda el ingreso por la venta de los 
productos. 
Se calcula de forma sencilla, para lo cual se suman los resultados netos al monto de la 
inversión inicial, hasta llegar a cero. 
Metodología del Cálculo: El principio en que se basa este método es que, en tanto más 
corto sea el plazo de recuperación y mayor la duración del proyecto, mayor será el 
Beneficio que se obtenga. El periodo de recuperación se calcula mediante la siguiente 
fórmula. 
Periodo de recuperación = Inversión inicial / Utilidad anual promedio (sin Depreciación) 
Los tiempos de recuperación de la inversión para las propuestas hechas fueron los 
siguientes. 
Tabla 37. Tiempo de recuperación de la inversión del pozo sacha 115 




BFPD % BPPD (USD/B) (USD/B) (USD/B) Dias 
1250 61,30% 484 6,5 93,09 41887,91 16,26 





Tabla 38. Tiempo de recuperación de la inversión del pozo Sacha 140 D 
 




BFPD % BPPD (USD/B) (USD/B) (USD/B) Dias 
3000 70,00% 900 6,5 93,09 77931,00 7,76 
Elaborador por: Jorge Guerron – Danny Robalino 
De esto se puede concluir que la propuesta de cambio de SLA a electrosumergible en estos 
dos pozos es rentable, ya que los equipos electrosumergibles tienen un promedio de vida 










CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
CONCLUSIONES 
 La utilización del análisis nodal en el sistema de producción de hidrocarburos 
permite realizar un análisis de sensibilidad para cada uno de sus componentes, 
permitiendo proponer soluciones o alternativas de producción de petróleo y gas. 
 De los 13 pozos analizados, mediante el cambio de sistema se logro incrementar la 
producción en 7 de ellos, en promedios de entre 50 a 150 BPPD, en los 6 restantes 
se produjo un caída de la producción en promedios de 100 a 150BPPD. 
 De los 4 pozos que se analizaron a mayor detalle, en los pozos Sacha 08 y Sacha 93 
mediante simulación se determino que era posible la optimización del sistema 
hidráulico y los resultados obtenidos fueron más satisfactorios que los del sistema 
electrosumergible actualmente instalado. 
 En los pozos Sacha 51 y Sacha 124, mediante el cambio de sistema de 
levantamiento se logro un incremento de producción del 45% y 26% 
respectivamente. 
 La implementación del sistema de bombeo electrosumergible permite ahorrar fluido 
motriz que puede ser utilizados para la optimización de las bombas hidráulicas 
instaladas en otros pozos, y por ende un aumento de la producción. 
 En los pozos estudiados las principales razones que provocaron caídas de 
producción por fallas del equipo BES, fueron: un incremento excesivo del GOR, 
mal funcionamiento de los separadores de gas, disminución del IP por daños de 




 En general, las condiciones de operación más comunes que disminuyen la vida útil 
de operación de los equipos BES son la alta temperatura, los fluidos de pozos que 
contienen materiales abrasivos, corrosivos, y las altas relaciones de gas – aceite 
 Otro problema que se identifico fue la falta de datos  para el diseño del sistema 
electrosumergible, especialmente falta de datos PVT, ya que se dispone únicamente 
de promedios generales por arena, lo que impide un diseño adecuado del equipo. 
 Una optimización de producción mediante cambio de SLA a bombeo 
electrosumergible es más viable en pozos que fluyan de yacimientos sub-saturados 
y/o con empuje de agua que en reservorios con presiones inferiores a la presión de 
burbujeo. 
 Mediante la metodología propuesta, se estableció que para el análisis de los 
sistemas de levantamiento se usarían 17 criterios para el sistema BES y 14 para el 
sistema hidráulico. 
 Para la jerarquización y medición de los criterios encontrados se uso el Proceso 
Analítico Jerárquico y la técnica de curvas de valoración respectivamente. 
 La metodología planteada integra conocimientos en el área de análisis de 
decisiones multi-criterio con conocimientos en ingeniería de producción enfocados 
en materia de selección de sistemas de levantamiento aplicables al campo Sacha, 
sin embargo puede ser aplicada en otros campos. 
 Usando la metodología propuesta aplicada a 5 pozos con bombeo hidráulico se 
encontró que 3 de ellos (Sacha 53, Sacha 146, Sacha 170A) presentaban preferencia 
por el sistema de bombeo hidráulico mientras que el Sacha 140 y Sacha 115 mostro 
preferencia por el sistema electrosumergible. 
 La metodología propuesta es útil para determinar la aplicabilidad de los sistemas 
hidráulico y electrosumergible en un pozo determinado. 
 La metodología planteada en el presente estudio constituye una base para futuros 





 Se recomienda analizar las alternativas posibles de optimización de los pozos con 
sistema hidráulico antes de decidir su cambio a sistema electrosumergible. 
 Realizar análisis PVT de los reservorios del campo con el fin de actualizar los datos 
existentes y tener mejor información para el diseño de los equipos, ya que la 
mayoría de los datos son muy antiguos. 
 Para las optimizaciones del sistema hidráulico se recomienda dar preferencia a las 
alternativas que resulten en disminución de uso de fluido motriz o reducción de la 
presión de inyección. 
 Para evitar trabajar muy cerca de la zona de cavitación en operaciones con bombas 
hidráulicas se recomienda usar un margen para la tasa de producción del  30% al 
50% menor que la tasa de cavitación. 
 En futuros cambios de sistema de SLA se recomienda dar preferencia a los pozos 
ubicados en la parte norte del campo, donde existe mayor saturación de petróleo 
gracias a que no existe influencia de acuíferos o de la inyección de agua 
proveniente de pozos inyectores. 
 Para evitar problemas en el funcionamiento del equipo BES se recomienda una 
supervisión frecuente del comportamiento del mismo, que permita actuar de 
manera inmediata ante las fallas y evitar posibles daños al equipo. 
 Se recomienda a la SHE realizar análisis más minuciosos a las solicitudes de 
cambios de sistema de levantamiento, para asegurar un buen escogimiento de los 
pozos y un diseño adecuado del equipo a instalarse. 
 Por su facilidad de aplicación se recomienda el uso de la metodología propuesta en 
el presente trabajo, para la selección de pozos candidatos a cambios de sistema en 
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Mapa de Saturación Arena “U” 
 





Mapa de Saturación Arena “T” 




Mapa de Saturación Arena “Hollin”





Sacha 08 - Completación Hidráulica 
 
 




Sacha 51 – Completación Hidráulica 




Sacha 93 – Completación Hidráulica 
 





Sacha 124 – Completación Hidráulica 
 






































































































































































































































Productividad 0,09 0,13 0,09 0,20 0,18 0,11 0,04 0,10 0,11 0,09 0,11 0,07 0,05 0,10 1,48 0,105442 1,62 15,34 
Tasa de Liquido 0,08 0,11 0,07 0,16 0,15 0,09 0,13 0,07 0,08 0,08 0,09 0,14 0,10 0,13 1,47 0,10508996 1,62 15,42 
GOR 0,05 0,07 0,05 0,03 0,02 0,04 0,05 0,12 0,06 0,10 0,09 0,04 0,03 0,08 0,81 0,05762887 0,88 15,28 
Profundidad Perf. 0,04 0,06 0,14 0,08 0,17 0,11 0,10 0,10 0,07 0,03 0,11 0,07 0,08 0,13 1,27 0,09106289 1,41 15,51 
Presión Estática 0,05 0,07 0,18 0,04 0,09 0,12 0,16 0,08 0,09 0,10 0,11 0,10 0,16 0,11 1,48 0,10535918 1,63 15,48 
Gravedad API 0,05 0,07 0,07 0,04 0,04 0,06 0,08 0,05 0,06 0,04 0,04 0,07 0,04 0,06 0,76 0,05395818 0,83 15,32 
Arenamiento 0,25 0,09 0,09 0,08 0,05 0,07 0,10 0,07 0,09 0,06 0,10 0,11 0,14 0,10 1,41 0,10075297 1,56 15,50 
Diámetro del Casing 0,03 0,05 0,01 0,03 0,04 0,04 0,05 0,03 0,05 0,09 0,06 0,01 0,03 0,03 0,55 0,03925426 0,59 15,02 
Diámetro de la Tub. 
Produccion 0,03 0,05 0,03 0,04 0,04 0,04 0,04 0,03 0,04 0,07 0,04 0,02 0,03 0,02 0,51 0,03629206 0,55 15,20 
Desviación del Hoyo 0,03 0,04 0,01 0,08 0,03 0,04 0,04 0,01 0,02 0,03 0,02 0,01 0,02 0,06 0,45 0,03184731 0,49 15,33 
BSW 0,06 0,09 0,04 0,05 0,06 0,09 0,08 0,04 0,07 0,09 0,07 0,08 0,08 0,10 1,02 0,07307453 1,11 15,23 
Producción de 
Parafinas y Asf 0,07 0,04 0,07 0,07 0,05 0,04 0,05 0,14 0,08 0,11 0,05 0,05 0,04 0,02 0,89 0,06327749 0,98 15,45 
Produccion de 
Escalas 0,13 0,07 0,12 0,07 0,04 0,09 0,04 0,09 0,08 0,09 0,06 0,09 0,06 0,02 1,06 0,07591506 1,17 15,40 
Problemas de 
Corrosion 0,05 0,04 0,03 0,03 0,04 0,05 0,05 0,07 0,08 0,02 0,04 0,14 0,16 0,05 0,85 0,06104525 0,95 15,53 



































































































































































































































































0,07 0,16 0,19 0,14 0,09 0,12 0,08 0,04 0,08 0,03 0,09 0,09 0,07 0,06 0,14 0,02 0,11 
1,60 0,09 1,83 19,47 
Tasa de Produccion de 
Liquido 
0,04 0,08 0,16 0,17 0,09 0,06 0,07 0,17 0,08 0,03 0,10 0,09 0,07 0,10 0,10 0,04 0,10 
1,56 0,09 1,78 19,41 
GOR 0,02 0,03 0,06 0,17 0,14 0,12 0,10 0,16 0,04 0,02 0,06 0,07 0,08 0,10 0,09 0,06 0,13 1,45 0,09 1,65 19,32 
Profundidad Perf. 0,03 0,03 0,02 0,06 0,09 0,08 0,10 0,12 0,12 0,07 0,06 0,05 0,07 0,12 0,05 0,06 0,04 1,16 0,07 1,31 19,26 
Presión Estática 0,06 0,07 0,03 0,04 0,07 0,08 0,10 0,10 0,10 0,05 0,08 0,06 0,08 0,20 0,07 0,07 0,05 1,32 0,08 1,51 19,53 
Gravedad API 0,02 0,05 0,02 0,03 0,04 0,04 0,07 0,05 0,10 0,02 0,11 0,10 0,07 0,01 0,06 0,09 0,06 0,95 0,06 1,03 18,39 
Temperatura 0,02 0,03 0,02 0,01 0,02 0,01 0,02 0,03 0,02 0,04 0,02 0,02 0,02 0,01 0,04 0,06 0,01 0,42 0,02 0,47 19,03 
Arenamiento 0,12 0,03 0,03 0,03 0,05 0,06 0,05 0,07 0,10 0,17 0,06 0,06 0,06 0,10 0,08 0,12 0,13 1,32 0,08 1,51 19,44 
Mecanismo de 
Produccion 
0,03 0,03 0,05 0,02 0,02 0,01 0,05 0,02 0,03 0,03 0,03 0,02 0,04 0,02 0,05 0,07 0,05 
0,59 0,03 0,66 18,91 
Fuentes de Energía 0,14 0,13 0,16 0,05 0,08 0,12 0,03 0,02 0,06 0,06 0,06 0,06 0,05 0,02 0,02 0,08 0,06 1,20 0,07 1,40 19,94 
Diámetro del Casing 0,02 0,02 0,03 0,03 0,03 0,01 0,03 0,03 0,04 0,03 0,03 0,08 0,06 0,01 0,02 0,03 0,02 0,52 0,03 0,57 18,61 
Diámetro de la Tub. 
Produccion 
0,02 0,02 0,03 0,03 0,03 0,01 0,03 0,03 0,04 0,03 0,01 0,03 0,05 0,01 0,03 0,04 0,02 
0,46 0,03 0,51 18,81 
Desviación del Hoyo 0,02 0,02 0,01 0,01 0,02 0,01 0,02 0,02 0,02 0,02 0,01 0,01 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,28 0,02 0,32 19,29 
BSW 0,06 0,04 0,03 0,02 0,02 0,14 0,08 0,03 0,08 0,16 0,09 0,09 0,06 0,05 0,06 0,04 0,07 1,11 0,07 1,28 19,49 
Producción de 
Parafinas y Asf 
0,03 0,04 0,04 0,06 0,06 0,03 0,03 0,04 0,03 0,14 0,06 0,05 0,06 0,04 0,05 0,06 0,04 
0,87 0,05 0,98 19,27 
Produccion de Escalas 0,27 0,16 0,08 0,06 0,08 0,03 0,03 0,04 0,03 0,05 0,06 0,05 0,06 0,10 0,06 0,07 0,04 1,29 0,08 1,51 19,96 
Problemas de 
Corrosion 
0,03 0,04 0,03 0,06 0,08 0,04 0,10 0,03 0,03 0,05 0,07 0,06 0,06 0,04 0,06 0,09 0,05 
0,91 0,05 1,01 18,79 
 



























Costos estimados de servicios petroleros de diferentes compañías 
COSTOS ESTIMADOS 
COMPAÑÍA SERVICIO MATERIAL GASTO INVERSION $ 
DYGOIL 
MOVIMIENTO DE LA 
TORRE   
5000 





































FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
ANEXO O-2 
Costos estimados de servicios petroleros de diferentes compañías 
COSTOS ESTIMADOS 
COMPAÑÍA SERVICIO MATERIAL GASTO INVERSION $ 
TBG, DYGOIL, FAST 
DRILLING, SAXON 
MOVIMIENTO DE LA 
TORRE   
5000 
TBG, DYGOIL, FAST 
DRILLING, SAXON 
OPERACIÓN DE LA 
TORRE( 7 DIAS )   
63000 












































Costos del equipo de fondo para el bombeo electrosumergible 




Separador de gas 1 AE 8068,88 
Protector 1 AE 13276,61 
Sensor 1 AE 18972,82 
Bomba 1 AE 33598,79 
Motor 1 AE 55881,21 
 
  129798,31 
 




12% IVA 18846,71461 
 
TOTAL 175902,6697 
FUENTE: Secretaria de Hidrocarburos 
ANEXO O-4 
Resumen de precios de las Bombas jet 
DESCRIPCION MARCA PRECIO 
PUMP 2 3/8” A JET FREE- 
SGL BHA OPF 
KOBE 8121,08 
PUMP 2 3/8” A JET FREE- 
SGL BHA OPF 
KOBE 10322,18 
PUMP 2 3/8” A JET FREE- 
SGL BHA OPF 
KOBE 14174,17 
2” MV-SC JET PUMP SSD 
Baker Model “L” 
OIL WELL 7345,2 
2 1/2” MV-SC JET PUMP 
SSD Baker Model “L” 
OIL WELL 9550,26 
3” MV-SC JET PUMP SSD 
Baker Model “L” 
OIL WELL 13457,65 





PUMP ASM PL – JET BHA 2 
3/8” 
GUIBERSON 7218,3 
PUMP ASM PL – JET BHA 2 
3/8” 
GUIBERSON 9150,36 
JET PUMP PARKER CO 3 
1/2“ 
PARKER Co. 8330,84 
JET PUMP PARKER CO 2 
7/8“ 
PARKER Co. 7081,21 
JET PUMP PARKER CO 2 
3/8“ 
PARKER Co. 6019,02 






Mapa Vial del Campo Sacha 
 





Acuifero. Una zona subterránea de roca permeable saturada con agua bajo presión. 
Bottom Hole Assembly (BHA). O ensamblaje de fondo, en este estudio entiéndase como 
es la porción inferior de la sarta de producción. 
Build up Test. O prueba de restauración de presión, consiste en tomar datos y realizar el 
estudio de un yacimiento a través de un pozo que ha sido cerrado temporalmente. Con este 
análisis se puede determinar la presión estática del yacimiento, la permeabilidad efectiva, 
el daño alrededor del pozo, presencia de fallas, y límites del yacimiento. 
Campo petrolero maduro. Son campos con un historial de producción relativamente 
grande, cuya producción está en declinación y necesitan de métodos de recuperación 
mejorada (EOR) para recuperar su rentabilidad. Son campos con rentabilidad por debajo 
del promedio estimado para la actividad, pero que aún es lucrativo para sus operadoras. El 
alto corte de agua es muy frecuente en estos campos maduros y puede ser otro indicativo. 
Completación. O Sarta de Producción, son constituyen arreglos de tubulares y equipos de 
fondo; pueden ir desde arreglos sencillos hasta arreglos muy complicados. Su objetivo 
primordial es conducir los fluidos desde la boca de las perforaciones hasta la superficie. 
Los Grados API para tubería mayormente empleados son: J-55, C-75, C-95 y P-105. Los 
grados C-75 y C-95 son diseñados para soportar ambientes ácidos, son más resistentes y 
costosos que el J-55, este último presenta un buen comportamiento en ambientes básicos. 
Existen dos tipos de conexiones, para tuberías de producción, abaladas por la American 
Petroleum Institute (API). La conexión API "NU" (NOT-UPSET), que consta de una rosca 
de 10 vueltas, siendo la conexión menos fuerte que la tubería. La conexión de tubería 
"EUE" (EXTERNAL UPSET), dicha conexión posee mayor resistencia que el cuerpo de la 
tubería y es ideal para los servicios de alta presión. 
Pozo desviado. Un pozo perforado en ángulo con la vertical (perforación desviada), para 
cubrir el área máxima de un yacimiento de aceite o de gas, o para librar el equipo 
abandonado en el agujero original. 
ppm (PPM). Partes por millón. 
Unidad MTU. Mobile Test Unit sirve para evaluar pozos petroleros, esta unidad permite 
bombear hasta 4000 BDP a 3800 Psi. Su acumulador permite tener un sistema presurizado, 
autónomo una vez que se inicia la prueba. Con el sistema automatizado, se dispone de la 
información de los parámetros de bombeo como presión, temperatura y caudal en función 
del tiempo. 
Yacimiento. Acumulación de aceite y/o gas en roca porosa tal como arenisca. Un 
yacimiento petrolero normalmente contiene tres fluidos (aceite, gas y agua)que se separan 
en secciones distintas debido a sus gravedades variantes. El gas siendo el más ligero ocupa 
la parte superior del yacimiento, el aceite la parte intermedia y el agua la parte inferior. 
